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Abstract-- El crecimiento de los precios de los energéticos, la vulnerabilidad de su suministro, el aumento de su 
demanda, vinculada a la de la población mundial y a la aspiración de la población de los países emergentes a acceder a 
patrones de consumo más elevados, se suman al incremento de la emisión de gases de efecto invernadero responsables 
del calentamiento global, fruto de la actividad antropogénica. 

Como reflejo local de este escenario, el sector eléctrico se encuentra en una situación de incertidumbre a mediano y 
largo plazo, la matriz energética depende en gran medida del petróleo, electricidad y gas importados y el consumo 
energético per cápita es la mitad del promedio mundial. 

Se analizan las alternativas de expansión de la generación eléctrica nacional, proponiendo, entre otras medidas de 
diversificación de la provisión energética, la incorporación de la generación electronuclear en el mediano plazo, como 
aporte a una mayor autonomía, y, por ende, a un Uruguay más sustentable. 


Index Terms-- Coal, Fission reactors, Nuclear physics, Nuclear power generation, Nuclear fuels, Planning, Power 
generation planning, Power generation, Uranium, Wind power generation. 


1. Introducción 


“El futuro energético que enfrentamos hoy es sucio, inseguro y caro”, advirtió en noviembre de 2006 el 
director ejecutivo de la Agencia Internacional de Energía, Claude Mandil. Según esta Agencia, de no mediar 
decisiones de los gobiernos para cambiar las actuales tendencias energéticas, la demanda de fuentes de energía 
primaria aumentaría un 53% entre 2006 y 2030, similar al experimentado entre 1985 y 2005. Más del 70% del 
incremento de la demanda futura provendría de los países en desarrollo, sobre todo de China e India. De acuerdo 
con esta fuente, el consumo de petróleo subiría de los 84,5 millones de barriles por día registrados en el año 2006 
a 116 millones en 2030. La mayor parte de esa demanda adicional sería abastecida por sólo algunos miembros de 
la Organización de Países Exportadores de Petróleo (Opep), que reúne a Argelia, Indonesia, Irán, Irak, Kuwait, 
Libia, Nigeria, Qatar, Arabia Saudita, Emiratos Árabes y Venezuela, quienes tendrán el 85% de las reservas en el 
año 2020. En cambio, los productores de fuera de la Opep, entre los que destacan Estados Unidos, Rusia, México, 
China, Noruega, Canadá y Reino Unido, llegarían al pico de su oferta a mediados de la próxima década. 
Asimismo, desde el año 1980 no se descubre más petróleo que el que se consume. La Agencia Internacional de 
Energía reclamó "una acción política fuerte" no sólo para asegurar el abastecimiento, sino para evitar que las 
emisiones de dióxido de carbono, que recalientan la Tierra, aumenten en un 55% hasta 2030, 


Si se mantienen las tasas de crecimiento de la demanda de energía eléctrica mundial verificadas en los 
últimos quince años, ésta se duplicará con respectos a los niveles actuales, alcanzando los 30.000 TWh en el año 
2030. 


Como reflejo local de lo antes mencionado, nuestro sistema eléctrico se encuentra con perspectivas 
inciertas en el mediano plazo. 


En un enfoque más amplio, el incremento de los precios del petróleo, y de los energéticos en general, así 
como las incertidumbres del abastecimiento regional, constituyen una grave amenaza, creciente, para la economía 
y la soberanía nacional. 


2. Situación internacional 
2.1. El crecimiento poblacional 
En el lapso de tiempo entre la actualidad y el año 2050, mientras la humanidad, según las proyecciones 
del Departamento de Asuntos Económicos y Sociales de las Naciones Unidas, crecerá de los 6.723 millones de 


habitantes que se estiman que habitan el planeta en septiembre de 2008 a más de 9.000 millones, se consumirá 
más energía que toda la usada en la historia hasta el presente, y su tasa de crecimiento superará la del crecimiento 


poblacional. A su vez, el consumo de energía eléctrica, de mantenerse las tendencias actuales, crecerá más que el 
consumo total de energía. Lo expuesto se muestra en la gráfica siguiente: 
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Fuente: World Energy Council 


En 1800 se inicia el crecimiento acelerado de la población mundial, habiendo crecido seis veces en los 
últimos 200 años. En el año 2000, las Naciones Unidas estimó que la población mundial estaba creciendo a una 
tasa de 1,14% anual, lo que constituye un incremento de alrededor de 75 millones de personas al año, la mayoría 
de ellos en los países en desarrollo. 


La gráfica siguiente muestra la evolución de la población mundial en el tiempo: 
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Fuente: U.S. Census Bureau, Population Division/International Programs Center 


Junto con el crecimiento poblacional, los habitantes de las naciones en desarrollo aspiran alcanzar el 
nivel de vida, la productividad agrícola y la industrialización características de los países desarrollados; estas 
esperanzas sólo podrán alcanzarse si se dispone de energía abundante. 


A su vez, los habitantes de los países desarrollados han continuado con un sostenido crecimiento de la 
demanda de energéticos, y de su ingreso per cápita. 


2.2. Incremento del precio de los energéticos 


A partir del año 2002, se incrementó a nivel mundial el precio de los energéticos. 


En la madrugada del 19.10.2007 los precios de los contratos de petróleo intermedio de Texas (WTI) para 
entrega en noviembre rebasaron brevemente, en dos ocasiones, los 90 dólares por barril, llegando a 90,07 dólares, 
en transacciones electrónicas. El 24.10.2007 la cotización del crudo para entrega en diciembre cerró por primera 
vez por encima de los 90 dólares, a 90,46 USS/barril. El 2.1.2008 el petróleo WTI para entrega en febrero rebasó 


los 100 U$S/barril en la cotización intradiaria del NYMEX, retrocediendo luego. El 26.2.2008 el petróleo Light 
Sweet cerró a 100,88 U$S/barril en la Bolsa Mercantil de Nueva York (NYMEX), y el 29.2.2008, a 101.84 
U$S/barril; a partir del 5.3.2008 el petróleo WTI cerró a más de cien dólares el barril. El 11.7.2008 su precio 
alcanzó un máximo de 147,27 dólares el barril, descendiendo posteriormente el 17.9.2008 a un mínimo de 91,15 
dólares por barril. 


El mercado se ha caracterizado también por su elevada volatilidad. Luego de la baja antes mencionada, 
el precio del barril de petróleo volvió a aumentar: El 22.9.2008 el precio del barril de WTI aumentó 16,50 
dólares, un 16,34%, lo que configura la mayor alza en un solo día desde que el crudo comenzó a ser negociado en 
la Bolsa Mercantil de Nueva York (NYMEX) en el año 1984. 


En los seis años del período 2002-2007, el precio del petróleo creció 2,75 veces, pasando el precio 
promedio anual del crudo WTI (West Texas Intermediate) de 26,18 dólares por barril en el 2002, a 31,08 dólares 
en el año 2003, 41,51 dólares en el año 2004, 56,64 dólares en el año 2005, 66,05 dólares en el año 2006, y 72,34 
dólares por barril en el año 2007. El incremento alcanza 4,24 veces si se compara el precio promedio en el primer 
semestre de 2008, de 110,95 US$S/barril, con respecto al nivel promedio del año 2002, y a más de siete veces, 
relacionando el precio a comienzos del año 2002, 20 U$S/barril, con el alcanzado en julio de 2008, de 145 
USS/barril. 


El lapso de tiempo del petróleo a bajo precio duró 16 años, de 1986 a 2002, durante el cual se mantuvo 
en el rango de 15 a 25 U$S/barril, por debajo de los 39 U$S/barril — equivalente a alrededor de 95 U$S/barril a 
valores de 2008- a que alcanzó a llegar durante el segundo shock petrolero que tuvo lugar en 1980. Esa 
uniformidad de precios fue sólo quebrada por un pico de aumento de corta duración durante la primera Guerra del 
Golfo Pérsico, a principios de los años 90. 


La gráfica de la izquierda muestra la evolución del precio del crudo West Texas Intermediate (WTI) en 
valores nominales y reales, deflactados por el Índice de Precios al Consumidor de los EE.UU. (Fuente: AIE, Oil 
Market Report, Junio 2008). Se evidencia que el precio del petróleo WTI a mayo de 2008 supera en valores reales 
el máximo histórico verificado en la segunda crisis petrolera de 1979, 


La gráfica de la derecha expone comparativamente el precio nominal del petróleo en euros y dólares, 
tomando como base enero de 1999 = 100. Se advierte que su precio ha aumentado en euros, desmintiendo la 
explicación de que el incremento se deba exclusivamente al debilitamiento del dólar estadounidense. 
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Su incremento de precio se explica por la expansión de la economía mundial, y en especial de los países 
emergentes, por la inestabilidad geopolítica en los países productores, por la escasez intrínseca de este recurso 
natural, de carácter no renovable, junto con la percepción de que se está acercando el límite de su disponibilidad, 
así como por la escasa inversión en exploración y explotación de yacimientos durante los años de bajos precios. 


En la raíz de la aceleración e inestabilidad de los precios del 2008 existe también un componente macro- 
financiero, que ha influido más que los fundamentos de la demanda y la oferta de este mercado. 


El aumento del precio del petróleo impulsó el de los demás energéticos, tal como se observa en el 
gráfico siguiente: 
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Fuente: British Petroleum Statistical Review of World Energy 2007 


La evolución del precio del carbón en los EE.UU. y su incremento en el año 2008 se muestra en la 
gráfica siguiente: 
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Fuente: Energy Information Agency, Departamento de Energia, EE.UU. 
2.3. Incremento de emisiones de gases de efecto invernadero 


Las temperatura media mundial a nivel de la superficie terrestre ha aumentado unos 0,7 °C desde el 
comienzo de la era industrial y la tasa de aumento se está acelerando. 


La gráfica siguiente muestra la evolución de la temperatura media global en el período 1850-2004, 
observándose un incremento de la temperatura media de entre 0,56 °C a 0,92 °C desde el año 1900 a la fecha. 
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Fuente: Informe IPCC 2007 AR4 


Las estimaciones para el nivel medio de los mares en el siglo XX muestran que éste subió a razón de 1,7 
mm/año. Las observaciones satelitales disponibles desde el comienzo de los años 90 proveen datos más precisos, 
con una cobertura global, y muestran que desde 1993 el nivel del mar ha subido a razón de 3 mm/año, lo que 
constituye una tasa significativamente mayor al promedio verificado durante los cincuenta años anteriores. 


(b) Nivel medio global del mar 
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La cubierta de nieve en el Hemisferio Norte ha disminuido, como se observa en el gráfico siguiente: 


(c) Cubierta de nieve en el Hemisferio Norte 
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Fuente: Informe IPCC 2007 AR4 


Existen evidencias científicas de que el aumento de temperatura y los fenómenos asociados están 
vinculados con el aumento de los gases de efecto invernadero en la atmósfera de la Tierra. 


El efecto invernadero es uno de los procesos naturales a través de los cuales se calienta nuestro planeta. 
Las radiaciones solares de longitud de onda más corta atraviesan el vapor de agua y los gases como el dióxido de 
carbono presentes en la atmósfera. La superficie terrestre absorbe esa energía, y emite radiación infrarroja de 
longitud de onda más larga que es absorbida por el vapor de agua y los gases de efecto invernadero. 


Los gases de efecto invernadero son un conjunto de sustancias naturales o fabricadas por el hombre que 
incluyen el vapor de agua (H20), el dióxido de carbono (CO»), metano (CH), óxido nitroso (N20) y 


clorofluorocarbonos (CF). Todos ellos han aumentado a la par con la industrialización y el incremento de la 
quema de biomasa. 


Los expertos estiman que más allá del umbral de 2°C de incremento de la temperatura media terrestre, 
aumentaría el riesgo de retrocesos a gran escala en el desarrollo humano y de catástrofes ecológicas irreversibles. 


De no haber cambios, se superaría con creces ese umbral. Para tener un 50% de posibilidades de no 
aumentar la temperatura en más de 2°C por sobre los niveles preindustriales, se requiere estabilizar los gases de 
efecto invernadero en concentraciones cercanas a las 450 ppm de CO,.¿. La estabilización en 550 ppm de COzeq 
aumentaría a 80% la probabilidad de traspasar ese umbral de temperatura. Algunos escenarios proyectados para 
el siglo XXI apuntan a una posible estabilización en más de 750 ppm de CO».¿, con potenciales cambios de 
temperatura superiores a los 5°C. 


El Panel Intergubernamental sobre el Cambio Climático, conocido por las siglas IPCC 
(ntergovernmental Panel on Climate Change) fue establecido en el año 1988 por la Organización Meteorológica 
Mundial (WMO, World Meteorological Organization) y el Programa Ambiental de las Naciones Unidas (UNEP, 
United Nations Environment Programme), con el objetivo de evaluar el riesgo del cambio climático originado por 
las actividades humanas, publicando informes en los temas relacionados para aplicar medidas en la Convención 
Marco de las Naciones Unidas sobre el Cambio Climático (UNFCCC), tratado internacional que examina las 
posibilidades de daño en el cambio climático. Los trabajos del UNFCCC condujeron a la firma y entrada en vigor 
del Protocolo de Kyoto. Sus informes se basan en publicaciones de revistas técnicas y científicas de importancia, 
contando con la participación de más de dos mil científicos provenientes de cien países. En el año 2007 el IPCC 
fue galardonado con el Premio Nobel de la Paz, compartido con el ex vicepresidente de los EE.UU., Al Gore, por 
sus esfuerzos para construir y difundir un mayor conocimiento sobre el cambio climático causado por el hombre 
y poner las bases para las medidas para contrarrestar ese cambio. 


Hasta el momento ha publicado cuatro Informes de Evaluación, en los años 1990, 1995, 2001 y 2003; 
este último, el AR4, fue completado y publicado en febrero del año 2007. 


Las principales conclusiones de este informe indicaron que: 


e El calentamiento global es inequívoco. 

e La mayor parte del incremento observado en la temperatura media mundial desde mediados del 
siglo XX es probablemente causado por el aumento registrado en las concentraciones 
antropogénicas de gases de efecto invernadero en la atmósfera. 

e El calentamiento antropogénico y el aumento del nivel del mar continuaría por siglos debido a 
las constantes de tiempo asociadas con los procesos climáticos y las realimentaciones, aún 
cuando las concentraciones de gases de efecto invernadero pudiesen ser estabilizadas. El 
incremento de la temperatura y del nivel del mar dependerá en gran medida de la intensidad del 
uso de combustibles fósiles en la actividad humana durante los próximos cien años. 

e La probabilidad de que esto sea causado solamente por procesos naturales climáticos es menor 
que el 5%. 

e Durante el siglo XXI, la temperatura media mundial podría crecer entre 1,1 y 6,4*C, el nivel de 
los mares podría subir entre 18 y 59 cm, y aumentaría la frecuencia de eventos extremos tales 
como olas de calor, precipitaciones intensas, sequías y ciclones tropicales. 

e Las emisiones antropogénicas pasadas y futuras de dióxido de carbono continuarán con su 
contribución al calentamiento y al crecimiento del nivel del mar por más de un milenio. 

e Las concentraciones atmosféricas de dióxido de carbono, metano y óxido nitroso se 
incrementaron como resultado de las actividades humanas desde 1750 y en la actualidad 
exceden los valores preindustriales de hace más de 650.000 años. 


Los esfuerzos de mitigación en las próximas dos o tres décadas serán los que determinarán 
principalmente los futuros niveles de estabilización. 


Lo expuesto es parte de la información que nutre el debate que se desarrolla actualmente sobre si el 
hombre ha cambiado en tal medida la faz del planeta como para que se pueda hablar de una nueva era geológica, 
el Antropoceno, aun en sus inicios. 


2.4. Seguridad de suministro 


La seguridad energética es la certeza en la habilidad de tener acceso a los recursos energéticos necesarios 
para el desarrollo continuo de los Estados. En términos más específicos, es la provisión, a precios accesibles, 
confiable, diversa y amplia de los energéticos primarios (petróleo, gas, carbón y uranio) en una infraestructura 
adecuada para conectar cuencas o zonas productoras con mercados. 


La distribución desigual a nivel mundial de los recursos energéticos entre los países productores y los 
consumidores significa que, a medida que el consumo crece, debe aumentar el comercio internacional de estos 
recursos. 


El mapa siguiente ilustra esta asimetría entre las regiones proveedoras y las consumidoras. En tonos de 
rojo se han coloreado las regiones ricas en recursos energéticos fósiles, y en blanco, las consumidoras. 


Los países con pocos recursos energéticos son dependientes de los suministros desde aquellos en los 
cuales abundan. Debido a la importancia que tiene la energía en la economía moderna, esas naciones se 
encuentran en una posición de vulnerabilidad política y económica. 


Las amenazas a la seguridad energética comprenden la inestabilidad política de muchos de los países 
exportadores de energéticos, la manipulación de su provisión, la competencia por las fuentes de energía, ataques a 
la infraestructura, así como accidentes y desastres naturales. 


El pensamiento actual sobre las posibilidades de expansión de la oferta de petróleo y gas natural estima 
que los riesgos mayores se concentran en la geopolítica más que en la geología. 


También debe considerarse la percepción sobre la magnitud de las reservas de las formas más comunes 
de energía primaria, tales como el petróleo y el gas. 


En el gráfico siguiente se presenta la oferta de energía primaria mundial, clasificada por fuentes, en el 
año 2005 (fuente: IEA). De la información presentada se desprende que los combustibles fósiles representan el 
81% de la oferta total. 
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La necesidad de cambiar en un futuro previsible nuestras fuentes de energía primaria es la clave 
de la cuestión de la seguridad energética, lo que conduce a precios más altos, acceso más limitado a las fuentes 
de energía, competencia y disturbios políticos, todo lo cual realimenta la amenaza. 


La teoría del cenit del petróleo o del pico de Hubbert predice que la producción mundial de petróleo 
llegará a su cenit y después declinará tan rápido como creció, resaltando el hecho de que el factor limitador de la 
extracción de petróleo es la energía requerida y no su costo económico. Un mecanismo similar operaría para otros 
recursos no renovables. 


Marion King Hubbert, un geólogo de Shell y el servicio geológico americano (USGS), a principios de la 
década de 1960, usó una curva para predecir correctamente el pico en la producción de EEUU. Predijo que la 
producción de petróleo de una reserva de petróleo o gas experimenta una evolución descrita por una función 
gaussiana, alcanzando su máximo cuando la mitad del petróleo ha sido extraído, decayendo luego. Algunos 
consultores y académicos han utilizado esta metodología para predecir un pico en la producción mundial en esta 
década, indicando en algunos casos que éste ya ocurrió. La metodología de Hubbert, sin embargo, no toma en 
cuenta cambios en la tecnología, costos, precios o políticas, aspectos que han demostrado tener una gran 
influencia en la oferta. 


Las distintas fuentes y tecnologías energéticas han de jugar su papel en la satisfacción de las 
necesidades, no pudiendo estar ninguna de ellas proscrita a priori. 


Es necesario proponer estrategias que minimicen el riesgo de desabastecimiento energético. Algunas de 
las medidas pueden ser la diversificación de proveedores y de fuentes energéticas, la variedad en la procedencia 
geográfica de los aprovisionamientos y el ahorro energético. 


3. Situación nacional 


La puesta en servicio por parte de U.T.E. de 300 MW adicionales en el período 2006-2008 en la central 
de respaldo térmico de Punta del Tigre, equipada con turbinas de gas de ciclo abierto, contribuyó a solucionar en 
el corto plazo la carencia de energía firme, aunque con un elevado costo variable de generación. Sin embargo, 
resta resolver el problema de la generación de base para atender el crecimiento vegetativo de la demanda a un 
costo razonable. Este incremento deberá ser abastecido por generación nacional a instalarse o por la importación 
de energía eléctrica desde los países vecinos. Si bien existe un potencial remanente de energía hidroeléctrica para 
aprovechar, recursos eólicos y de biomasa, esquistos bituminosos y turba, las inversiones deberán dirigirse 
prioritariamente a soluciones que provean potencia garantida y que tengan un costo variable de generación 
menor, en lo posible, a las unidades termoeléctricas existentes. 


Las dificultades de suministro de gas natural, el aumento y volatilidad de los precios del petróleo y, 
como resultado, del resto de los energéticos, así como la inseguridad que se visualiza a futuro en el suministro 
eléctrico y de gas, en y desde los países de la región, plantean incertidumbres sobre el camino que debe 


emprender Uruguay para resolver este asunto. El tiempo de anticipo necesario para ejecutar inversiones de la 
magnitud requerida coloca el problema en la agenda inmediata. 


Como consecuencia de los aumentos en los precios del petróleo, han aumentado los costos de generación 
termoeléctrica en nuestro país. La unidad que genera a menor costo variable es la 5* de la Central Batlle, y, a 
modo de ejemplo, su costo variable de generación en julio de 2007 era de 113,38 U$S/MWh, mientras que en 
marzo de 2008 fue de 142 U$S/MWh, en junio de ese mismo año, de 162 US$S/MWh, y en julio, de 198 
U$S/MWh. 


A fines de mayo de 2006 el costo marginal de generación superó los 400 U$S/MWh, al alcanzarse el 
segundo escalón de falla; en noviembre de 2006 autoridades de U.T.E. informaron que para el año 2007 se 
deberían presupuestar al menos 200 millones de dólares para generación térmica. Al cabo del año 2006 se 
gastaron 385 millones de dólares en este concepto e importación de energía eléctrica, 230 millones más que lo 
previsto, habiéndose recurrido incluso a generación de unidades Diesel del interior en algunos períodos. 


En el año 2008, U.T.E. presupuestó 340 millones de dólares para la generación en sus centrales 
termoeléctricas e importación de energía eléctrica. A mediados de ese año, el rubro previsto presupuestalmente 
por U.T.E. se había agotado, obligando a ajustarlo a 434 millones de dólares, lo que implicó un aumento tarifario 
no previsto a partir del 1.6.2008 del orden de 8%. Al cabo del año 2008, el gasto en este rubro alcanzará los 
800 millones de dólares, obligando a un esfuerzo del Estado para no trasladar a las tarifas este incremento del 
costo de aprovisionamiento de energía eléctrica, que superará en casi 500 millones de dólares el monto 
presupuestado. 


Para el año 2009, U.T.E. previó un monto de 560 millones de dólares en generación termoeléctrica e 
importación de energía eléctrica, asumiendo una hidraulicidad media, de acuerdo a lo infomado el 31.7.2008 por 
su Director, Gerardo Rey. De este monto, 402 millones de dólares serán destinados a combustibles y 100 
millones a importación de energía eléctrica. 


El costo marginal promedio en el año 2006 fue de 168 USS/MWh, con un máximo mensual en junio, 
mes en el cual el promedio alcanzó 325 U$S/MWh. En los años anteriores tuvo una tendencia creciente: 54 
U$S/MWh en el año 2004 y 66,2 USS/MWh en el año 2005. 


En junio y julio de 2007, a pesar de un otoño con excelentes aportes hidrológicos en todas las centrales 
hidroeléctricas, el costo marginal del Sistema Eléctrico Nacional alcanzó 193 U$S/MWh, siendo Salto Grande y, 
en julio, también Palmar, las centrales que marginaban, habiendo llegado el embalse de Salto Grande a una cota 
inferior a los 30 metros. El día 14.8.2007, por ejemplo, el costo del combustible necesario para atender el 
suministro con producción termoeléctrica, y la importación de energía eléctrica ascendieron a más de 1:500.000 
dólares. En enero - marzo de 2008 los costos del suministro aumentaron, siendo del orden de los dos millones de 
dólares diarios durante todo ese período. El 11.2.2008, cuando la generación hidroeléctrica alcanzó sólo el 8% de 
la demanda, el costo diario del suministro superó los tres millones de dólares; a mediados de mayo de 2008 el 
costo se incrementó debido a que la importación debió realizarse desde la R. F. de Brasil, a través de la 
conversora de Garabí, superando en ocasiones los cinco millones de dólares diarios. 


A principios de abril y a fines de mayo de 2008, el costo marginal de generación superó nuevamente los 
400 USS/MWh. 


El 14.4.2008 se promulgó el decreto 212/008, estableciéndose un Plan de Ahorro de Energía Eléctrica 
obligatorio para el sector público, y voluntario para el privado; el 13.5.2008 el decreto 236/008 amplió su 
alcance, incluyéndose medidas de ahorro forzosas para el sector privado. 


La necesidad de mantener reservas en los embalses hidroeléctricos del Río Negro ha llevado a cortar en 
repetidas oportunidades la erogación de agua en sus represas, con el consiguiente impacto ambiental 
desfavorable. 


La decisión de no despachar las centrales del río Negro conlleva una erogación mínima en Palmar, 
contraria a un manejo ambientalmente adecuado de ese río, lo que ya ocurrió en mayo del año 2006, y a fines de 
abril, mediados de mayo y julio de 2008. En general, en las centrales hidroeléctricas se establece una norma de 
erogación mínima (“caudal ecológico”) para preservar las condiciones de escurrimiento aguas abajo, los hábitats 
naturales de flora y fauna, las funciones ambientales tales como dilución de contaminantes y la preservación del 
paisaje. 


La determinación del caudal ecológico de un río o arroyo se hace de acuerdo con un cuidadoso análisis 
de las necesidades mínimas de los ecosistemas existentes en el área de influencia de la estructura hidráulica que 
en alguna forma va a modificar el caudal natural del río o arroyo. 


En las fotografías se aprecia el cauce del río Negro aguas abajo de la represa de Palmar el 15.5.2006, en 
momentos en que no existía erogación alguna de agua por parte de esa Central: 


La importante generación termoeléctrica, creciente en el tiempo en nuestro país, implica también un 
incremento de las emisiones de gases de efecto invernadero, lo que se evidenciará en los futuros balances de 
emisiones que presentará nuestro país. 


En el año 2006, el precio promedio del crudo fue de 66 dólares por barril, y las importaciones de este 
insumo en nuestro país totalizaron 1.107,2 millones de dólares, cuando en toda la década del 90, las 
importaciones de crudo no superaron los 200 millones de dólares por año. Si bien la R. O. del Uruguay se 
benefició por la suba de muchos de sus productos de exportación, el encarecimiento del petróleo impactó 
fuertemente, en particular en los sectores que usan combustibles en forma intensiva, entre otros, en los costos de 
la generación termoeléctrica. En el 2005, las importaciones de petróleo y derivados fueron equivalentes al 28% 
de las exportaciones totales del país. 


Durante el año 2007, el precio del petróleo tuvo una tendencia sostenida al alza, promediando el crudo 
WTI a 72,34 U$S/barril, un precio superior al del año 2006. Las importaciones de petróleo y derivados en el año 
2007 alcanzaron también una cifra similar a la del 2006, de 1.107,5 millones de dólares. 


De acuerdo con las estadísticas del Banco Central del Uruguay, el déficit comercial de bienes fue de 
1.092,6 millones de dólares en 2007, y de 789 millones en 2006. Las exportaciones de bienes alcanzaron 4.496 
millones de dólares en 2007, lo que determinó una suba de 12,8% respecto a 2006. Por su parte, las importaciones 
fueron de 5.588,6 millones, presentando un aumento de 17% en el año. 


Si se excluyesen las importaciones de petróleo y derivados, en lugar de un déficit de 1.092,6 
millones de dólares, se hubiese tenido en el 2007 una balanza comercial equilibrada, con un leve superávit; 
a partir del año 2002 inclusive, la R. O. del Uruguay hubiese tenido superávit comercial si se exceptuasen estas 
importaciones. 


Según el Banco Central del Uruguay, en los primeros cinco meses de 2008 la factura petrolera nacional 
ascendió a 1.015,8 millones de dólares, lo que representa un 30% del total importado. Según la Consultora Tea, 
Deloitte y Touche, las importaciones de petróleo en el período enero-junio de 2008 crecieron un 181% con 
respecto a igual período del año anterior, y podrían alcanzar los 2.000 millones de dólares al finalizar ese año. 
Este monto es superior a las exportaciones cárnicas, previstas en 1.400 millones de dólares para el ejercicio 
2008. 
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El gráfico siguiente muestra la evolución en el tiempo del porcentaje de importación de petróleo y 
derivados con respecto a las importaciones y exportaciones totales: 
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Fuente: DNETN, Balance Energético Nacional 2007 y elaboración propia 


La situación hace recordar a la ocurrida entre la puesta en marcha de la 6* Unidad de la Central Batlle, en 
el año 1975, y la puesta en servicio de Salto Grande y de la interconexión con la R. Argentina, en 1979, en un 
contexto de crisis energética mundial que afectó duramente a Uruguay. 


En ocasión del primer shock petrolero mundial, en octubre de 1973, cuando las naciones árabes 
productoras de crudo decretaron el embargo petrolero a los países que habían apoyado a Israel en la guerra de 
Yom Kippur, en pocos meses el precio del petróleo subió de 3 USS/barril a casi 12 U$S/barril, equivalentes a 10 
y 40 dólares por barril respectivamente en dólares constantes a valores actuales. 


El impacto sobre el comercio exterior de Uruguay se muestra en el siguiente cuadro: 


Año Volumen importado (miles m3) | Volumen importado (miles de | Monto de 
barriles) importación (millones 
de U$S) 
1972 2.200 13.836 25,7 
1973 1.890 11.887 70,3 
1974 1.820 11.447 130,0 


Entre 1972 y 1974, se quintuplicó el monto correspondiente a las importaciones de petróleo; entre 1973 
y 1974, se incrementó al doble. 


El aumento en el monto destinado a la importación de petróleo entre 1973 y 1974 es comparable al 


incremento que se verificará entre los años 2007 y 2008, pasando de 1.100 millones de dólares anuales en el 
año 2007 a cerca de 2.000 millones en el año 2008. 
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En esos años la generación térmica y la hidroeléctrica se repartían en partes aproximadamente iguales el 
suministro, como lo ilustra el cuadro siguiente: 


Año (% Generación hidroeléctrica % Generación térmica 


1975 47,3 52,7 
1976 47,2 52,8 
1977 56,3 43,7 
1978 55,1 44,9 
1979 45,9 54,1 


De acuerdo a lo presentado en 6.1.2.3., para un escenario medio de crecimiento de la demanda a una tasa 
promedio muy inferior a la de la década de los noventa, alrededor del año 2017 —cuarenta años después-, 
Uruguay estaría nuevamente en esa situación, si no se adopta un plan de expansión de la generación eléctrica en 
base a combustibles no fósiles. 


Durante una visita realizada a Montevideo el 26.3.2008, el Director Ejecutivo de la Comisión 
Económica para América Latina y el Caribe (CEPAL), Economista José Luis Machinea, se manifestó 
sorprendido de que Uruguay no preste atención al deterioro de sus términos de intercambio, preocupándose por 
los precios de las materias primas que exporta, y no de las que importa. Señaló que la R. O. del Uruguay, junto 
con los países de Centro América y el Caribe, son los únicos que han tenido un fuerte deterioro en los términos de 
intercambio en los últimos años en comparación con la década pasada. En Uruguay este índice cayó un 21,7%, y 
en los países de América Central y el Caribe un 13,8%, mientras que el resto de los países lo mejoraron. Según 
Machinea “esto tiene mucho que ver con el petróleo, Uruguay no tiene una gota, importa todo, y debería prestarle 
atención a este resultado.” Añadió que era preocupante, sorprendiéndose al descubrirlo. En su opinión, “es muy 
importante verlo y plantearlo, porque allí hay un problema adicional, estructural, y su detección debe servir para 
que haya quienes con más disposición y posibilidades puedan pensar escenarios para enfrentar esa realidad”. 
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El deterioro de los términos de intercambio señalado por J. L. Machinea se aprecia en el siguiente 
gráfico (Fuente: CEPAL, Balance preliminar de las economías de América Latina y el Caribe 2007): 
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El 8.4.2008 el Ministro de Economía, Danilo Astori, confirmó, en declaraciones a la prensa, que 
Uruguay estaba sufriendo un deterioro en los términos de intercambio. 


El informe “Perspectivas económicas — Las Américas” de abril de 2008, publicado por el Fondo 
Monetario Internacional, aporta datos adicionales al respecto. Según ese trabajo, en el 2007 Uruguay sufrió una 
pérdida acumulada de 447 millones de dólares, un 1,7% de su PIB, a causa de las subas constantes de los precios 
del petróleo, mientras que por el crecimiento del valor de los alimentos exportados, ganó 210 millones de dólares, 


un 0,8%. La variación de precios de ambas materias primas arrojó para el país una pérdida neta equivalente a 
0,9% del PIB. 
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El deterioro de la balanza comercial en los países de la región afectados negativamente por movimientos 
en los precios internacionales de las materias primas se presenta gráficamente en dicho informe (en abcisas, 
porcentaje del PIB de 2007): 
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El alza del precio del petróleo influyó también en un crecimiento de la inflación, que se aceleró en junio 
de 2008, con un índice de 1,28%, el mayor de los diez meses anteriores. El crecimiento del Indice de los Precios 
al Consumidor en los doce meses anteriores a junio de 2008 ascendió a 8,42%, superior al registrado en el 2007. 

La importación de petróleo generó además una importante deuda con la R. B. de Venezuela. 

A los montos antes mencionados se debe añadir la erogación resultante de las importaciones de energía 
eléctrica desde la R. Argentina, que alcanzó cifras elevadas en el año 2006 debido a los bajos aportes 


hidrológicos verificados en las centrales hidroeléctricas nacionales. 


El 30.4.2008, el Ministro de Economía, Cr. Danilo Astori, admitió que la crisis energética es el principal 
factor de riesgo que enfrenta la economia uruguaya. 


En este contexto, la alternativa nuclear, prohibida por el articulo 27 de la ley 16.832, de 17.6.1997, que 
se aprobó por 26 votos en 29 en la sesión del Senado de la República el 10.6.1997, recobra su actualidad como 


opción, tomando estado público recientemente una propuesta política para derogar dicha prohibición. 


En este informe se pretende examinar esta opción en detalle, aportando los elementos de juicio objetivos 
necesarios para contribuir a una eventual modificación de la prohibición existente. 


4. Antecedentes 
Los antecedentes de este estudio son los siguientes: 
e Informe de consultoría contratada por la U.T.E.: “Estudio del equipamiento del sistema 
eléctrico nacional hasta el año 2000”, ejecutado por Lahmeyer International Gmbh-Ingenieros 


Consultores-Frankfurt, Alemania; informe final: Octubre 1980. 


e “Estudio de viabilidad de la Generación Nucleoeléctrica en el Uruguay”, de la Comisión de 
Energía Atómica, año 1985. 


e Aspectos para el análisis de la alternativa de incorporación de generación nuclear en Uruguay, 
DNETN, 2006. 


5. Situación regional 


A continuación se presentará un resumen de la situación regional de los mercados energéticos. 
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5.1. R. Argentina. 


Fuerte crecimiento de la demanda de energía eléctrica. A partir de pronunciados descensos en 
el consumo de energía eléctrica en los años 2000-2002, el crecimiento de la demanda fue 
sostenido, con elevadas tasas. En el año 2006 se verificó un aumento de la demanda media de 
10,3% con respecto a la del año 2005; el 14.5.2007 el pico de potencia demandada alcanzó 
18.267 MW, lo que pudo ser cubierto con importaciones desde la R. F. de Brasil y desde la R. 
O. del Uruguay. El 14.6.2007 a la hora 19:56 se alcanzó un máximo histórico de demanda de 
potencia de 18.345 MW. La emergencia hizo que las autoridades limitaran las exportaciones de 
gas a Chile, elevaran las tarifas para el consumo adicional de los grandes usuarios, importaran 
combustibles derivados de petróleo desde Venezuela, y aumentaran las compras de gas desde 
Bolivia, lo cual fue insuficiente para evitar el corte de gas natural a las industrias y la escasez 
de gas natural comprimido para el transporte, entre otras consecuencias. A principios de julio 
de 2007, se hizo un pedido especial al Gobierno brasileño para aumentar la importación desde 
ese país, por encima de los 700 MW medios que se verificaron en junio. El costo de las 
restricciones por la baja de al menos medio punto en el crecimiento industrial en julio de 2007 
fue valorizada en alrededor de 300 millones de dólares. Durante agosto de 2007, y aun con las 
restricciones al consumo que se aplicaron a unas 4.700 empresas, la demanda de energía 
eléctrica creció 7,2% a nivel nacional en comparación con el mismo mes del año anterior. 

La evolución de la demanda de potencia en el pico puede verse en la gráfica siguiente (Fuente: 
Comisión Nacional de Energía Atómica de la R. Argentina): 
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Falta de inversiones de riesgo privadas en el sector energético 
Reservas de gas y petróleo en disminución desde el año 2000. 


15 


Relación reservas sobre producción de gas y petróleo en descenso desde 1989, convergiendo en 
2005 a nueve años para ambos energéticos. La R. Argentina es el segundo país en el mundo en 
incidencia del gas natural en su matriz energética, que alcanzó el 50,74% en el año 2005, por 
encima del petróleo. La producción de petróleo alcanzó su pico en 1998, con 309,13 millones 
de barriles, disminuyendo año tras año a partir de esa fecha, llegando en el año 2006 a una 
producción de 240,68 millones de barriles, un 22,14% menor a la de 1998. En el año 2007 
disminuyó nuevamente su producción, así como la de gas, esta última por segunda vez en tres 
años. En la gráfica siguiente se aprecia la situación de las reservas de gas natural de la R. 
Argentina (Fuente: Secretaría de Energía de la R. Argentina): 
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La prospectiva de la demanda y producción de gas, suponiendo que se mantengan las tasas de 
crecimiento de la demanda, y con un pronóstico de producción basado en la puesta en 
explotación de los recursos disponibles estimados por el US Geological Survey, fuente 
internacional reconocida de estimación de reservas, se muestra en el cuadro siguiente (Fuente: 
Ing. Eduardo Bobillo, revista “Petrotecnia”, año 2007, n° 3): 
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La balanza comercial en el rubro de los energéticos pasó de un superávit de 900 millones de 
dólares anuales a un déficit de 120 millones en el año 2007; en mayo de 2007 la R. Argentina 
fue importadora neta de gas natural. 

Congelamiento tarifario en las tarifas residenciales de electricidad y gas. Durante el 2008 y el 
2009 se irán subiendo las tarifas, de manera de reducir los subsidios que las mantienen en su 
actual nivel. A fines de setiembre de 2008 el Gobierno de la R. Argentina anunció al liberación 
del precio de la tarifa de gas, que estaba congelada desde el año 2002. 

Precio medio anual de la energía en el mercado spot eléctrico en crecimiento desde el año 2002, 
desde 5,16 $a/MWh en ese año, 62,46 $a/MWh en el 2006, a 76,03 $a/MWh en el 2007. Sin 
embargo, estos precios no reflejan los verdaderos costos de generación, ya que el Gobierno 
argentino ha subsidiado la producción eléctrica, financiando la importación a precio de 
mercado de combustibles líquidos alternativos al gas que escasea en invierno, vendiéndolos 
posteriormente a precios menores y regulados, en el mercado interno. La administradora del 
mercado eléctrico argentino, Cammesa, ha acumulado una deuda de más de 4.000 millones de 
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dólares en los últimos cuatro años al subsidiar el combustible utilizado por las generadoras 
eléctricas. 

A través del Gasoducto del Noreste Argentino (GNEA), la R. Argentina proyecta importar 20 
millones de metros cúbicos diarios desde Bolivia a partir del año 2010. Sin embargo, el 
26.2.2008 el vicepresidente de Bolivia, Álvaro García Linera declaró que Bolivia buscaría 
renegociar su contrato de gas con el Gobierno argentino porque no podría cumplir con 
volúmenes adicionales a partir de 2010, lo que pone en duda su construcción en el mediano 
plazo (cf. Capítulo 5.4.). 

La Resolución 1281/2006 dispuso que los grandes usuarios -30% de la demanda- deberán 
asegurarse por cuenta propia la energía eléctrica que consuman por encima de los registros de 
2005. El 28.5.2007, en una situación crítica para el sistema eléctrico, con cortes en zonas 
residenciales de Buenos Aires, el operador del sistema, CAMMESA, instó a los grandes y 
medianos clientes, todos ellos empresas, a una restricción voluntaria de demanda entre las 18 y 
las 22 horas. La situación volvió a repetirse a mediados de junio de 2007, con restricciones de 
gas y energía eléctrica a las industrias, anunciándose que sumaban entre tres y cuatro mil los 
trabajadores suspendidos por falta de energía eléctrica. 

En el coloquio de IDEA, realizado el 4.9.2007, expertos del Instituto Tecnológico de Buenos 
Aires (ITBA) estimaron que la R. Argentina debería invertir entre 3.000 y 4.500 millones de 
dólares al año para lograr su autoabastecimiento energético. 

Adjudicación de las obras para la construcción de dos centrales (San Martín y Belgrano) de 823 
MW cada una, inicialmente de ciclo abierto, a ser combinadas luego, aunque sin certidumbre 
sobre su provisión de gas natural como combustible. La Central Termoeléctrica Manuel 
Belgrano, situada en Campana, Provincia de Buenos Aires, fue inaugurada el 18.3.2008, 
funcionando inicialmente una de las dos turbinas de gas a ciclo abierto, con una potencia de 
275 MW. La instalación de la turbina de vapor, con la que se cerrará el ciclo, tendrá lugar en el 
tercer trimestre de 2009, alcanzando en ese momento la potencia de proyecto. Entre mayo y 
junio del año 2008 comenzarán a generar las dos turbinas de gas que integran la Central 
Termoeléctrica “San Martín”, que se está instalando en la localidad de Timbúes, Provincia de 
Santa Fe, combinándose luego con la turbina de vapor, de 280 MW, en junio de 2009, 

El 23.2.2008 se realizó en Buenos Aires una reunión tripartita entre los Presidentes de la R. 
Argentina, Cristina Fernández de Kirchner, de la R. F. de Brasil, Luis Inácio Lula da Silva, y de 
la R. de Bolivia, Evo Morales. Se plantearon diversos temas relacionados con la provisión de 
gas boliviano; la primera de ellas, la razón por la que Bolivia no podrá aumentar sus 
exportaciones, a pesar de que, según la versión brasileña, el Presidente Morales le había 
prometido a Lula da Silva que en 2008 habría entre 10% y 15% más de producción, y la 
segunda, la necesidad de la R. Argentina de importar más gas natural para enfrentar el invierno 
de 2008, sin la posibilidad de recibirlo desde Bolivia o con una cesión de 2 o 3 millones de 
metros cúbicos diarios de la cuota de exportación a Brasil. Bolivia exporta a Brasil alrededor de 
30 millones de metros cúbicos de gas por día. Con la Argentina tiene un compromiso firmado 
por hasta 7 millones de metros cúbicos, pero en los últimos meses de 2007 ha despachado 
menos de la mitad de esa cantidad, dado que su producción no alcanza para cubrir la demanda 
interna y las exportaciones. El conflicto principal consiste en que, a la hora de despachar al 
exterior, Bolivia privilegia los envíos a Brasil, a pesar de que la R. Argentina paga más por el 
gas. La falta de gas boliviano, confirmada en esa reunión, donde fracasó un acuerdo, acentuará 
la escasez de este combustible para la industria, la producción de electricidad y los automóviles 
de la R. Argentina durante el invierno de 2008. El 11.9.2008 grupos opositores al Presidente de 
Bolivia Evo Morales obligaron a técnicos de la empresa Transierra a cerrar una válvula que 
despacha gas natural a Argentina desde la planta de Pocitos cerca de la frontera entre los dos 
países, cortando el suministro de exportación, entre 1,6 y 2 millones de metros cúbicos diarios. 
Reactivación del Plan Nuclear, que demandará en ocho años 3.500 millones de dólares, con la 
finalización de Atucha II y el proyecto de una cuarta central. La central de Atucha I y la central 
de Embalse serán certificadas para prolongar su vida útil, habiéndose firmado el 26.11.2006 un 
acuerdo con Atomic Energy of Canada (AECL) para llevar adelante la finalización de Atucha II 
y la extensión de vida útil de Embalse. En abril de 2007 el Ministro de Planificación anunció la 
construcción de un reactor nuclear CAREM de 25 MW., de diseño argentino, para el año 2012, 
y un modelo de 250 MW. de potencia para el 2020. El 28.7.2007 se anunció que Canadá y la 
Argentina acordaron comenzar negociaciones para construir una nueva planta de energía 
nuclear en este país usando la tecnología canadiense Candu, firmándose un acuerdo en Buenos 
Aires para negociar los términos del contrato y la entrega del proyecto para fines de abril del 
2008. La central será construida y administrada por la compañía argentina Nucleoeléctrica 
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Argentina S.A., mientras que la firma estatal canadiense AECL suministrará la tecnología e 
ingeniería. El protocolo se firmó en presencia del Ministro de Planificación, Julio De Vido, y 
del Ministro de Recursos Naturales canadiense, Gary Lunn. El acuerdo comprende también la 
posibilidad de construir una segunda planta, con una concepción similar a la de las plantas 
gemelas Candu 6 situadas en Qinshan, China. 


Como resultado de la reunión realizada en Buenos Aires el 23.2.2008, la R. Argentina y la R.F. 
de Brasil progresarán en la cooperación nuclear, constituyendo una Comisión Binacional para 
desarrollar un modelo de reactor nuclear de potencia, que atienda las necesidades de los 
sistemas eléctricos de ambos países y, eventualmente, de la región. En el área del ciclo de 
combustible nuclear, ambos países pretenden constituir una empresa binacional de 
enriquecimiento de uranio. En ocasión de la visita de la Presidenta de la R. Argentina a la R. F. 
de Brasil, los Presidentes de ambos países aprobaron el 8.9.2008 una declaración conjunta que 
profundiza la cooperación en materia de política bilateral y multilateral, económica, científica, 
energética, de infraestructura y militar, entre los cuales, treinta proyectos estructurales de 
implementación prioritaria propuestos por la Comisión Binacional de Energía Nuclear 
(COBEN) en áreas de reactores y residuos nucleares, ciclo de combustible, aplicaciones 
nucleares y regulación. El gobierno brasileño estima que entre 12 y 15 centrales nucleares 
estarán en operaciones en esta región en el 2030. 


El 1.4.2008 fue reglamentado el “Programa Energía Total 2008”, sucesor del PET 2007, que 
duró sólo tres meses y sirvió para remplazar gas natural por gasoil y fuel oil a las industrias. El 
PET 2008 consta de cuatro medidas en las que la empresa pública Enarsa juega un rol esencial 
al frente de la "unidad de gestión técnico operativa" de cada subprograma. 

La primera iniciativa comprendió la provisión de GNL por medio de un buque regasificador que 
recaló en el puerto de Ingeniero White, próximo a Bahía Blanca. Enarsa, por su cuenta o por 
terceros, se encargó del alquiler del barco regasificador y de las compras de GNL. El suministro 
estuvo disponible a fines de mayo y osciló entre 6 y 8 millones de metros cúbicos diarios de 
gas, a un costo de entre 14 y 16 U$S/MBtu, incluyendo el arriendo del barco regasificador. La 
diferencia entre este costo de adquisición y el precio de venta del gas natural a los usuarios, en 
el rango de 1 a 2,5 USS/MBtu fue subsidiado por el Gobierno de la R. Argentina. 


Buque regasificador “Exmar Excelsior” en el puerto de Ing. White, próximo a Bahía Blanca 


Hasta setiembre de 2008 habían llegado seis barcos con GNL, aportando 450 millones de 
metros cúbicos. 

Este esquema de provisión de gas natural licuado podrá ser extendido hasta fines de 2012 por 
"cuestiones técnicas". 

El segundo subprograma apunta al suministro de "propano-aire" que será inyectado en la red de 
gas bonaerense. Esta operatoria -destinada a mantener la presión de gas durante el invierno- 
estará a cargo de Enarsa y también, por "cuestiones técnicas", podrá prolongarse por cuatro 
períodos anuales. 

El tercer subprograma apunta al abastecimiento de combustibles líquidos para atender la 
totalidad de la demanda interna. 

Con esta operatoria, el Gobierno pasa a ser el responsable de la provisión del gasoil que sea 
necesario importar para atender la demanda local. Para cumplir con ese objetivo, se prevé que 
Comercio Interior determine los volúmenes que hacen falta, Enarsa proceda a importar el 
combustible y el Tesoro Nacional se encargue de cubrir las diferencias entre los precios 
internacionales y los valores que se autorizarán para la comercialización interna. 

Por último, se dispuso una iniciativa para que las industrias y grandes usuarios sustituyan el gas 
natural por fueloil y gasoil en sus actividades productivas y en la autogeneración eléctrica. 
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e Como complemento a esas medidas, se dispuso un fuerte aumento en las retenciones a las 
exportaciones de gas que tienen como principal destino Chile, y en menor medida, Uruguay y 
Brasil. Con el nuevo esquema móvil, los importadores de esos países pasarán a abonar el precio 
más alto que tenga que afrontar la R. Argentina por sus compras externas de gas o del GNL que 
comenzó a arribar a partir de mayo de 2008. Mediante un aumento del impuesto a las 
exportaciones de gas natural con destino a los países vecinos, que se duplicó en julio de 2008 
de 7,8 dólares a 15,9 dólares por millón de BTU, la administración de Cristina Kirchner le 
trasladó a sus vecinos, principalmente a Chile, los mayores costos que debe afrontar por el gas 
que importa desde Bolivia y por el arriendo del buque regasificador de Bahía Blanca. Según 
cálculos extraoficiales, sumando el alza del impuesto, los costos del transporte y otros insumos, 
el precio que pagará Chile sería de más de 20 U$S/MBtu, superior a los 11 a 12 USS/MBtu que 
pagaron las distribuidoras chilenas en julio de 2008 por el gas natural argentino. 


5.2. R. F. de Brasil 


e Aumento de la demanda del orden del 5% anual 

e La negociación del monto a resarcir a la empresa Petrobras por sus activos nacionalizados en 
Bolivia, ha tensado la relación entre ambos países. 

e Para asegurar un suministro firme de gas natural, dados los problemas en Bolivia, Petrobras 
instalará dos terminales de regasificación de gas natural licuado, estudia otras cuatro, y 
acelerará el desarrollo de los campos gasíferos marinos de la cuenca de Santos. 

e Los planes para construir un gasoducto desde Venezuela, vía Brasil, hasta Argentina, con 
capacidad de hasta 150 millones de m'/día enfrenta escollos ambientales y políticos. El 
proyecto costaría como mínimo 20.000 millones de dólares y la tubería tendría una extensión 
de más de 9.000 kilómetros. En julio de 2007 el Presidente de Venezuela, Hugo Chávez, 
reconoció que el proyecto estaba paralizado. 

En la figura se presenta la traza proyectada de dicho emprendimiento: 


Cmi 


i Enicenmtis. Às. Atlántico 

e Fn el marco del Plan de Aceleración del Crecimiento (PAC), se prevén medidas para el 
estímulo a la expansión de la generación de energía eléctrica, y, en particular, de la 
autoproducción. 

e Atraso en el licenciamiento medioambiental de las centrales hidroeléctricas previstas; el 
Presidente de Eletrobrás, Vasconcelos, alertó sobre dificultades en el suministro para el año 
2010; el 13.9.2007, el Director General del Operador Nacional del Sistema Eléctrico (ONS), 
Hermes Chipp, admitió que el suministro del mercado eléctrico en el año 2009 depende de 
factores inciertos por el lado de la oferta. El ex Ministro de Energía Silas Rondeau anunció que 
si el licenciamiento medioambiental de las usinas hidroeléctricas sobre el río Madeira no se 
procesa rápidamente, Brasil privilegiaría la generación nucleoeléctrica; el 25.6.2007, el Consejo 
Nacional de Política Energética (CNPE) aprobó recomendar al Presidente de Brasil, Lula da 
Silva, reanudar las obras de construcción de la central nuclear de Angra II. 

e El 9.7.2007 se aprobó el licenciamiento ambiental, aunque con 33 exigencias, para la 
construcción de las dos centrales hidroeléctricas de Jirau y Santo Antonio sobre el río Madeira, 
en el Estado de Rondonia, de 3.330 MW y 3.150 MW de capacidad respectivamente. Las 
estimaciones oficiales prevén que comiencen a producir electricidad a partir del año 2012, pero 
los analistas entienden que se trata de una hipótesis optimista. La inversión prevista es de 10 a 
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14 mil millones de dólares. En diciembre de 2007 y mayo de 2008 se licitó finalmente la 
construcción de ambas centrales. El Consorcio ganador de la licitación de Jirau, Energia 
Sustentable do Brasil, integrado por Suez Energy, Chesf, Eletrosul y Camargo Corréa, prevé 
poner en servicio la central en diciembre de 2011, casi dos años antes de lo previsto, lo que 
permitiría que Brasil continuase creciendo al ritmo actual, sin restricciones debidas al 
aprovisionamiento energético. 

El 10.7.2007, el Presidente Lula da Silva aprobó la reanudación de las obras de construcción de 
la central nuclear de Angra III. El 23.7.2008 el Ministro de Medio Ambiente de la R. F. de 
Brasil, Carlos Minc, anunció la aprobación del licenciamiento ambiental previo, sujeto a 
sesenta condiciones que deberá cumplir al empresa estatal licenciataria, Eletronuclear. Señaló 
que las exigencias serían "brutales"; entre otras, la solución definitiva para el tratamiento de los 
residuos nucleares, la creación de un sistema independiente de monitoreo de los niveles de 
radiación, la realización de obras de saneamiento básico en los municipios de Angra dos Reis y 
de Paratí y la gestión del Parque Ecológico de la Sierra de Bocaina. El Ministro de Energía, 
Edson Lobáo, respondió que la nación haría un “esfuerzo bestial” para cumplirlas, dado que ese 
país necesita la entrada en servicio de esa Central, y mantuvo la fecha del 1.9.2008 para el 
comienzo de las obras. El presupuesto para las mismas es de 7,3 mil millones de reales, 
alrededor de 4.700 millones de dólares. 

Revés del Programa de Incentivo a las Fuentes Renovables (PROINFA), que preveía la 
instalación de 3.300 MW de generación eléctrica proveniente de la biomasa (1000 MW), eólica 
(1000 MW) y pequeñas centrales hidroeléctricas (1000 MW) en el período 2002-2006. A fines 
del año 2006, sólo 771,44 MW estaban en operación, habiendo sido prorrogada su ejecución 
hasta diciembre de 2008. 

Aumento del déficit comercial en el sector petrolero en el año 2007, con el peor resultado desde 
el año 2001, como resultado del incremento de las importaciones de derivados del petróleo, y 
del aumento del precio del crudo. Sin embargo, en 2008 el sector petrolero brasileño tuvo 
buenas noticias: el 22.5.2008 Petrobras anunció el hallazgo de un yacimiento petrolífero en 
aguas muy profundas frente a su costa atlántica, cerca del gran yacimiento de Tupí, 
recientemente descubierto, con reservas equivalentes a 8.000 millones de barriles. El 
comunicado anunció que se encontró petróleo a 6.773 metros de profundidad en la Cuenca de 
Santos, a 250 kilómetros de la costa del estado de Sáo Paulo; según datos no oficiales el campo 
tendría capacidad de 33.000 millones de barriles, lo que le convertiría en uno de los mayores 
del mundo. El campo petrolero de Tupí es el mayor descubrimiento de petróleo en el hemisferio 
occidental desde 1976, y debe iniciar su producción en abril de 2009, según el presidente de 
Petrobras, José Sergio Gabrielli. Sin embargo, la exploración de los yacimientos de “pre — sal”, 
constituido por tres bloques en la Cuenca de Santos, Júpiter, lara y Tupí, podría costar entre 
240 mil y 600 mil millones de dólares, según estimaciones de expertos petroleros. La 
explotación de estos yacimientos permitiría que la producción de petróleo de este país pase de 
los dos millones de barriles diarios que lo autoabastecen en la actualidad, a cuatro millones 
aproximadamente en 2013/14, lo que lo convertiría en el quinto mayor exportador de 
petróleo del mundo. Según algunas estimaciones, esta región podría tener reservas de hasta 70 
mil millones de barriles de crudo. 

Escasez de gas natural: la estatal Petrobrás redujo el 30.10.2007 en 17% el suministro del 
combustible a Río de Janeiro y San Pablo para priorizar el abastecimiento de las centrales 
eléctricas a gas y compensar la menor generación de las centrales hidroeléctricas por causa de 
la sequía en el sudeste del país. Los recortes de la entrega de gas provocaron la paralización de 
unidades productivas de grandes compañías localizadas en Río de Janeiro. Para asegurar el 
suministro con independencia de la provisión boliviana, Petrobrás inauguró a fines de agosto de 
2008 su primer terminal de regasificación en Pecém (Ceará) y está construyendo una segunda 
en la Bahía de Guanabara (Río de Janeiro), que estará operativa en el primer trimestre de 2009. 
Ambas tendrán una capacidad conjunta de 20 millones de metros cúbicos diarios, alrededor de 
un 65% del gas que importa de la R. de Bolivia. El 10.9.2008 el Gobierno de la R. de Bolivia 
informó que redujo sus exportaciones de gas natural a la R. F. de Brasil en un 10% debido a un 
atentado contra el gasoducto que lleva el fluido a ese país, atribuido a manifestantes de 
oposición de la región sudeste del Chaco. La reducción, que duró unas siete horas, fue del 
orden de tres millones de metros cúbicos diarios, alterando el volumen diario que recibe Brasil 
de cerca de 31 millones de metros cúbicos. Sin embargo, a partir del reciente descubrimiento de 
yacimientos marinos en la camada de pre-sal de la Cuenca de Santos, Júpiter, Tupí, lara y 
Carioca, Brasil podría producir diariamente 120 millones de metros cúbicos de gas natural, 
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según destacó el 16.9.2008 el director administrativo de la compañía consultora brasileña Gas 
Energy, Marco Tavares, lo que haría autosuficiente a Brasil en su consumo de gas natural. 

Este país consume aproximadamente 60 millones de metros cúbicos diarios de gas natural para 
su producción de electricidad, como combustible para automóviles, cocción de alimentos y en 
su industria; cerca de la mitad de ese gas proviene de la R. de Bolivia, donde las protestas 
contra el Gobierno y el sabotaje a gasoductos han desestabilizado el suministro a la R. F. de 
Brasil. 

e De acuerdo con evaluaciones hechas públicas en febrero de 2008 por el Instituto Acende Brasil, 
que representa a inversores privados en energía, el riesgo de desabastecimiento eléctrico está 
descartado para el año 2008, pero persiste un desequilibrio grave de oferta y demanda para 
2009 y 2010. Acende destaca que existe una considerable inestabilidad en el suministro del gas 
natural utilizado en la operación de la mayorías de las centrales termoeléctricas de emergencia, 
que se despachan para complementar la capacidad de las hidroeléctricas cuando los niveles de 
sus embalses están bajos, lo que amenaza la capacidad de respaldo térmico. Según el informe, 
en el año 2007 la R. F. de Brasil perdió 3.500 MW de capacidad de los 6.600 MW de las 
termoeléctricas porque no había suficiente gas para esas centrales. En un escenario de 
crecimiento modesto y sin sorpresas negativas en la oferta de energía, el riesgo de 
racionamiento sería de 6% en el 2009 y de 8,5% en el 2010. Si el escenario fuese de 
crecimiento elevado y hubiesen atrasos en la puesta en servicio de las terminales de GNL, el 
riesgo puede aumentar a 10% para 2009 y 12,5% para 2010. En todos los casos, se asume que 
Bolivia respetará los contratos de suministro de gas con la R. F. de Brasil. 

e Según el informe “World Energy Outlook 2006” de la Asociación Internacional de Energía 
(IEA), publicado en noviembre de 2006, Brasil continuará dependiendo de sus recursos hídricos 
para sus necesidades de generación eléctrica, debiendo construir cerca de 66 GW de nueva 
capacidad hasta el 2030. Las nuevas centrales estarán localizadas lejos de los centros de 
demanda, requiriendo grandes inversiones en líneas de transmisión para conectarlos a su red 
interconectada nacional. Sólo el sector eléctrico exigirá inversiones de 250 mil millones de 
dólares, un 54% del total del sector energético, la mitad de los cuales se dirigirían al sector de 
generación y el resto a transmisión y distribución. El informe ve positivamente la posibilidad de 
construcción de nuevas centrales nucleares en el país, tal como viene siendo considerado por el 
gobierno brasileño, aunque resalta la importancia de que sean aceptadas por la opinión pública. 


5.3. R. de Chile 


e Fuerte crecimiento de la demanda de energía eléctrica, del orden de 5,9% anual. 

e El 72% del consumo bruto de energía primaria proviene de importaciones de combustibles 
fósiles. 

e Inseguridad en el suministro de gas natural argentino; el 28.5.2007 se verificó un corte total por 
48 horas del suministro de gas, incluido el mínimo necesario para el sector residencial y 
comercial. En junio de 2007, las restricciones alcanzaron a los usuarios de calefacción 
domiciliaria, habiéndose pasado de los 22 Mm3/día comprometidos a 1,7 Mm'/día. Desde el 
año 2004, la R. de Chile viene recibiendo un promedio de 15 a 18 Mm'/día en los meses no 
invernales, de los 25 Mm'/día totales contratados. 

e Fn los últimos diez años, la participación del gas natural en la generación eléctrica pasó de 0 a 
36%. Como consecuencia de las restricciones a su suministro desde la R. Argentina, que 
obligaron a las generadoras a cambiar a gasoil o carbón como combustible, con un costo cuatro 
veces superior al del gas natural, el precio mayorista ha subido un 72%, de 36 USS/MWh a 62 
U$S/MWh; en junio de 2007, el costo marginal promedio de generación alcanzó los 252 
U$S/MWh, y los analistas predicen incrementos futuros en su valor. En setiembre de 2007 se 
incrementaron las tarifas eléctricas en más de un 5%, luego de un incremento en julio. 

e Nuevas iniciativas de exploración de hidrocarburos en el Estrecho de Magallanes. 

e Desarrollo de proyectos alternativos carboníferos, hidroeléctricos (Aysén) y geotérmicos. El 
proyecto hidroeléctrico de Aysén, en el sur de Chile, con una capacidad de 2.750 MW en cinco 
centrales, prevé una generación anual media de 18,4 TWh, que constituirá alrededor de un 20% 
de la demanda prevista en el Sistema Interconectado Central hacia fines de la próxima década. 
La inversión para el proyecto hidroeléctrico supera los 2.500 millones de dólares; el total 
asciende a 4.000 millones de dólares, incluyendo el costo de la construcción de una línea de 
transmisión de 2.000 km de extensión. La empresa Suez Energy Internacional construirá a su 
vez dos centrales termoeléctricas alimentadas a carbón. 
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e Renovado interés por la generación nucleoeléctrica: la Presidenta Michelle Bachelet, forzada 
por los estudios y proyecciones de crecimiento y de demanda de energía para la próxima 
década, designó a comienzos de marzo de 2007 una comisión de once miembros, presidida por 
el físico Ricardo Zanelli, para estudiar el tema. Tras siete meses de análisis, el grupo emitió a 
principios de octubre de 2007 un documento que, si bien no es concluyente, afirma, según 
trascendidos, que la opción nuclear traerá enormes beneficios para el país, por lo que "no puede 
descartarse". El contenido del documento ha sido mantenido en estricto secreto, dado que desde 
el Gobierno se concluyó que generaría un fuerte debate público, además de la molestia de los 
ambientalistas, a quienes la Presidenta, durante su campaña electoral, prometió que no 
impulsaría la opción nuclear. Sin embargo, los estudios seguirán avanzando, habiéndose 
previsto 1,9 millones de dólares en el Presupuesto Nacional de 2008 para la energía nuclear y la 
Comisión Zanelli. Según los técnicos involucrados, si los estudios parten ahora, una planta 
nuclear en Chile recién podría estar funcionando a partir de 2015. El 27.3.2008, el ex - 
Presidente, Raúl Lagos, en un seminario internacional sobre energía nuclear, se mostró 
públicamente proclive a considerar esta opción, como una de las futuras fuentes de 
abastecimiento. 

e Proyectos de plantas de regasificación de gas natural licuado (Quintero y Mejillones), que 
llegará por vía marítima, con la cual se pretende respaldar el suministro de gas argentino (cf. 
6.1.3.4.3). El presidente de la empresa petrolera chilena ENAP, Enrique Dávila, ha ofrecido a la 
R. Argentina, en octubre de 2007, exportarle excedentes de gas natural regasificado a partir del 
año 2010. 

e El mayor cuello de botella para que los proyectos en base a carbón, o hidroeléctricos futuros 
puedan desarrollarse, es el medioambiental y los permisos requeridos por los distintos servicios 
gubernamentales. 

e Dificultades logísticas para la provisión de gasoil a las centrales de ciclo combinado de 
combustible dual cuando carecen de gas natural proveniente de la R. Argentina. 

e A comienzos de 2008, Chile sufre la peor sequía en varias décadas, con un 40% de las comunas 
declaradas bajo emergencia y su sistema de generación hidroeléctrica al límite, que provee 
alrededor de un 60% de la demanda. El 26 de febrero de 2008 se promulgó un decreto de 
racionamiento, vigente hasta el 31 de agosto de ese año, que establece, entre otros, la reducción 
hasta en un 10% de la tensión nominal del suministro eléctrico en los centros urbanos, un uso 
más conservador de los recursos hídricos a través de la modificación de los procedimientos 
utilizados y la compensación económica a los clientes que se vean afectados por cortes 
programados de electricidad en caso de un posible racionamiento. En el mes de marzo de 2008 
se estuvo cerca del establecimiento de cortes programados de energía eléctrica. 


5.4. R. de Bolivia 


e Capacidad de producción de gas natural al tope, con incertidumbre en las inversiones necesarias 
para aumentarla (desarrollo de campos) debido a la nacionalización de los hidrocarburos. La 
producción boliviana de gas natural llegó en julio de 2007 a 40:113.865 metros cúbicos diarios 
procesados, de los cuales 34:297.242 fueron destinados a cubrir los compromisos asumidos con 
el Brasil, Argentina, Cuiabá y Comgas, mientras que el mercado interno consumió 5:816.623 
metros cúbicos diarios de gas; sumando el gas con destino a la exportación y el consumido en 
el mercado interno, la producción y el consumo llegan a un precario equilibrio que aún le 
permite a ese país mantener sus compromisos con el exterior, pero no ampliarlos. 
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Incertidumbre sobre las reservas, que serán recertificadas por PDVSA luego que Yacimientos 
Petrolíferos Fiscales Bolivianos (YPFB) cancelara en mayo de 2006 el contrato con la empresa 
certificadora De Golyer and Mc Naughton. El total de reservas probadas y probables sufrieron 
reducciones sucesivas de 54,9 TCF (Trillions of Cubic Feet, 10'” pies cúbicos) en el año 2003, 
a 52,3 TCF en el año 2004 y 48,7 TCF en el año 2005, siendo las segundas en Sudamérica, 
luego de las venezolanas. El 30.8.2007, el coordinador de las auditorías a las empresas 
petroleras informó que las reservas probadas de gas natural bajaron de 29 a 19,4 TCF, mientras 
que las probables se estimaban en 24,9 TCF, totalizando 44,3 TCF. La gráfica siguiente 
muestra la disminución de las reservas probadas de gas natural, a la par de las inversiones en 
exploración y producción (Fuente: Carlos Alberto López, Seminario Internacional sobre 
Seguridad Energética Regional, Santiago de Chile, 18.10.2007): 
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Acuerdo con la R. Argentina para provisión adicional de gas (20 millones de metros cúbicos 
diarios adicionales a los 7,7 de provisión actual) para el Gasoducto del Noreste Argentino, 
durante treinta años, de 2010 a 2029. Se comenzaría la construcción del gasoducto de 1.700 km 
de largo en octubre del año 2007. 

A fines de 2006 comenzó a aplicarse una fórmula de reajuste del precio del gas exportado a la 
R. Argentina, indexándolo en función del precio del petróleo. 

Dificultades para que YPFB pueda cumplir con todos sus contratos: en orden de prioridad, debe 
atender el mercado interno con 6 a 8 millones de metros cúbicos diarios y otros 10 para los 
proyectos San Cristóbal y Mutún (recientemente adjudicado a una empresa hindú), 32 a Brasil 
y 27,7 a Argentina. Esto hace un total de 78 millones de metros cúbicos diarios, lo que equivale 
a agotar sus reservas a un promedio de 1 TCF por año, algo muy difícil de alcanzar con 
reservas probadas de 19,3 TCF recientemente revisadas y los actuales campos en producción, 
que proveyeron casi 40 millones de metros cúbicos diarios en el año 2006. Podrían llegar a 
faltar entre 5 y 10 millones de metros cúbicos diarios a partir de 2010, a pesar de toda la buena 
voluntad que se ponga, y de que existen reservas probables y posibles aún por descubrir. Este 
previsible incumplimiento de contratos por parte de YPFB puede significar multas por gas no 
entregado del orden de 64 millones de dólares por año, como mínimo. Por lo expresado, cabría 
la posibilidad que, a pedido expreso del Gobierno boliviano, la construcción del Gasoducto del 
Noreste Argentino (GNEA) deba posponerse. A fines de octubre de 2007, el Ministro de 
Hidrocarburos de Bolivia, Carlos Villegas, anunció que el envío de los 27,7 millones de metros 
cúbicos por día de gas contratados por la R. Argentina puede posponerse hasta el 2011, pero 
que su Gobierno continúa buscando inversiones para desarrollar reservas gasíferas. El 
26.2.2008, el vicepresidente de Bolivia, Álvaro García Linera declaró que Bolivia buscaría 
renegociar su contrato de gas con el Gobierno argentino porque no podría cumplir con 
volúmenes adicionales a partir de 2010, a causa del boicot de las transnacionales a la 
nacionalización de los hidrocarburos, postergándose hasta 2012 o 2013 la provisión acordada 
de 20 millones de metros cúbicos adicionales de gas al país vecino. Las declaraciones se 
efectuaron luego de la visita a Buenos Aires del presidente Evo Morales el 23.2.2008, y el 
mismo día en que Enarsa, la empresa estatal de energía argentina, lanzó la licitación pública 
binacional, entre la Argentina y Bolivia, para la obra de ingeniería, provisión de equipos y 
materiales para la construcción del Gasoducto del Nordeste Argentino (GNEA), y de su sistema 
de control y comunicaciones, por donde se trasladarían los 20 millones de metros cúbicos que 
ahora Bolivia considera más lejanos. Según el funcionario, la prórroga del contrato es atribuible 
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a que las inversiones de las petroleras que operan en Bolivia recién comenzarán a dar resultados 
a partir de 2009 y 2010. 

e Incumplimiento en julio de 2007 de los envíos diarios de gas contratados con la R. Argentina. 
En setiembre de 2007 se recortan los envíos a ese país para cumplir el requerimiento 
contractual brasileño de remisión de 30 millones de metros cúbicos diarios. 

e Unificación en mayo de 2007 del precio de exportación de gas natural a la R. F. de Brasil, 
aumentando el valor de la provisión a Cuiabá al mismo que el enviado a San Pablo, de 1,09 
U$S/MBtu, a 4,2 USS/MBtu. Para este último, comenzará a cobrarse una tasa adicional por el 
valor de los componentes líquidos contenidos en el gas. A fines de agosto de 2007, 
Yacimientos Petrolíferos Fiscales Bolivianos (YPFB) informó que ya no tiene el gas natural 
suficiente como para poder cubrir todo su mercado externo, por lo que durante septiembre de 
2007 no suministrará el energético a Cuiabá. 

e En suma, en muy poco tiempo, Bolivia pasó de ser un país con posibilidades de exportar gas, 
incluso a Estados Unidos, a ser un país donde no hay gas para el consumo interno, pues el que 
se produce apenas alcanza para atender los compromisos de exportación. La Agencia 
Internacional de Energía (IEA), en un informe publicado el 21.9.2008, señaló que el 
crecimiento de la producción de gas de Bolivia está estancado y que ese país difícilmente 
podría atraer las inversiones necesarias para cumplir los contratos firmados en los últimos años 
con la R. Argentina y la R. F. de Brasil. La Agencia estima que ese país tendrá que invertir 
alrededor de 3,5 mil millones de dólares hasta el año 2012 para entregar el gas prometido, lo 
que equivale a la inversión de los últimos doce años. Esta meta sería difícil de alcanzar debido a 
la baja confianza de los inversores en ese país. 


5.5. R. de Paraguay 


e  Descontento por los tratados de Itaipú y Yacyretá, que impiden exportar a terceros la energía de 
esos emprendimientos no utilizada por Paraguay. Brasil utiliza el 95% de la energía de Itaipú, y 
Paraguay el 5%, cediendo sus excedentes al costo a Brasil. Ese suministro atiende el 20% de la 
demanda de energía eléctrica de la R. F. de Brasil, respondiendo por un 40% de la energía 
consumida en las regiones Sur y Sudeste. La hidroeléctrica de Itaipú estuvo en el foco de las 
discusiones de la elección presidencial paraguaya, que se realizó el 20.4.2008. El candidato 
vencedor, el ex obispo Fernando Lugo, ha criticado los términos del Tratado de Itaipú. Su 
propuesta es que Brasil aumente el monto pagado al Paraguay, de los 200 millones de dólares 
actuales, a 1.800 millones, así como la posibilidad de vender esa energía en el mercado libre, 
sin la cláusula de exclusividad existente. 

Luego de la asunción de Fernando Lugo como Presidente de Paraguay, en agosto de 2008, el 
portavoz presidencial brasileño, Marcelo Baumbach, declaró que Brasil estaría dispuesto a 
discutir asuntos como el financiamiento de una línea de transmisión eléctrica entre Itaipú y 
Asunción, así como diversos otros asuntos, ayudando de esa manera a Paraguay, sin necesidad 
de revisar el tratado de Itaipú. 

En lo relativo a Yacyretá, una comisión parlamentaria de seguimiento de las obras de la represa 
binacional denunció en agosto de 2007 que todas las unidades generadoras de la usina están 
puestas en paralelo con el sistema eléctrico argentino, y ninguna con el sistema paraguayo. 


A mediados de 2008, la estabilidad regulatoria que goza la República de Perú y sus perspectivas de 
descubrimientos acercan a ese país a la R. de Bolivia en la lista de países con reservas de gas natural en 
Sudamérica, dándole un papel creciente en la integración energética del continente. Según cálculos de la 
consultora GasEnergy, la R. de Perú tiene a esa fecha reservas de gas que se aproximan a 17 billones de pies 
cúbicos (TCF), equivalentes a 476 mil millones de metros cúbicos. 


A nivel continental, la realización de la primera Cumbre Energética Sudamericana que comenzó el 
16.4.2007, puso en evidencia que predominan fuertes diferencias en el diseño de una estrategia común. Las 
divergencias y conflictos corresponden a intereses nacionales y proyectos contrapuestos de hegemonía política en 
el continente. 


Según un informe publicado en París el 21.9.2008 por la Agencia Internacional de Energía (IEA), 
América del Sur está viviendo una fase de distanciamiento entre los gobiernos y la desintegración energética 
debido a las políticas desencontradas de varios países y del fracaso de la nacionalización en la R. de Bolivia. 
Según este documento, las paradojas abundan en la región; a pesar de recursos abundantes, los proyectos de 
gasoductos están siendo abandonados. 
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La falta de gas en América del Sur se transformó en un problema endémico, y la demanda de la R. F. de 
Brasil aumentará a más del doble que la actual de aquí al 2012. 


Por último, aun cuando no sea un acontecimiento regional, es importante señalar que a partir del 
1.7.2007, la Unión Europea, segundo mercado de energía del mundo, abrió plenamente a la competencia sus 
mercados de la electricidad y el gas, tanto industriales — ya liberados el 1.7.2004 - como residenciales. 


6. El sector energético. 
6.1. El Consumo Energético Nacional 


El consumo final total de energía en el Uruguay ha evolucionado de 1,715 Mtep (millones de toneladas 
equivalentes de petróleo, equivalentes a 19,95 TWh) en 1965 a 2,619 Mtep en el año 2007 (30,46 TWh), lo que 
constituye un 3,3%o del total mundial, de 7.912 Mtep (año 2005, fuente: IEA). El incremento verificado equivale 
a una tasa de crecimiento anual acumulativa de 0,94%, que no ha sido uniforme, sino que se ha dado con períodos 
de crecimiento y otros de decrecimiento. En la última década, el consumo creció hasta un máximo histórico en el 
año 1999, luego decreció hasta el año 2003, recuperándose luego el crecimiento. El consumo en el año 2007 fue 
levemente inferior al registrado en el año 1998, casi una década atrás, y está por debajo del máximo del año 1999, 


El consumo per cápita en el año 2007 fue de 787,9 kep (kilos equivalentes de petróleo, o 9,16 MWh), 
valor bajo en comparación con el resto de los países del Mercosur y al promedio sudamericano, especialmente 
teniendo en cuenta nuestro factor climático en relación a la región. Es menos de la mitad del promedio mundial 
(1.734 kep en 2006) e inferior al promedio de los países en desarrollo (910,1 kep en 2003). 


Según el informe “Estado de la población mundial 2007”, del Fondo de Población de las Naciones 
Unidas (UNFPA), el consumo per cápita de energía en los países sudamericanos en el año 2006 fue el siguiente: 


País Consumo de energía per cápita 
(kep/habitante) 
Argentina 1.575 
Bolivia 504 
Brasil 1.065 
Chile 1.647 
Colombia 642 
Ecuador 708 
Paraguay 709 
Perú 450 
Uruguay 747 
Venezuela 2.141 


Si expresamos estos valores en unidades de potencia, el consumo per cápita uruguayo en el año 2007 fue 
de 1.046 W (algo más de 1 kW), inferior a la media mundial de 2.257 W. El consumo de energía está 
correlacionado con el Producto Bruto Interno de cada nación, pero existen diferencias significativas entre estos 
niveles en los EE.UU., con 11,4 kW por persona, y Japón y Alemania con 6 kW por habitante. Canadá tiene el 
mayor consumo per cápita en el mundo, mientras que en la India es de 500 W. China es el país con el mayor 
crecimiento de este índice, que alcanza actualmente a 2.000 W per cápita. 


Para poner los valores antes mencionados en contexto, es interesante referir que, a fines de 1998, el 
Instituto Suizo Federal de Tecnología elaboró una propuesta, la “sociedad de los 2.000 vatios”, por la cual, cada 
persona en el mundo desarrollado reduciría, antes del año 2050, su uso de energía a un promedio no mayor a 
2.000 W (17,5 MWh anuales per cápita), valor cercano al promedio mundial actual, sin disminuir su nivel de 
vida. Suiza tuvo un consumo per cápita de ese orden en la década del 60. 


Al fundamentar esa propuesta, se señaló también que el uso de combustibles fósiles se recortará, en un 
plazo de 50 a 100 años, a no más de 500 W por persona. 
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En el gráfico siguiente se aprecia el consumo energético total de Uruguay en relación con otros países 
del mundo: 
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Fuente: AIE, 2005 


En lo referente a la electricidad, el consumo per cápita fue de 2.420 kWh anuales en el 2005, si se 
considera el cociente entre la demanda bruta y la población, y de 1.900 kWh si se computa la energía 
efectivamente facturada, mientras que en países con clima similar, como Sudáfrica, fue de 4.500 kWh, en 
Australia de 9.663 kWh y en Nueva Zelandia, con el que se nos compara habitualmente, de 9.100 kWh, lo que 
muestra el potencial de crecimiento de la demanda en nuestro país. Finlandia, una referencia para el Uruguay en 
estos momentos, tuvo un consumo per cápita de 16.128 kWh en ese mismo año. 


La R. Argentina tuvo en el año 2005 una demanda per cápita neta de 2.082 kWh, pero, a diferencia del 
Uruguay, la mayor parte demanda térmica residencial (calefacción, calentamiento de agua y cocción de 
alimentos) es provista por el gas natural. Brasil tuvo en el año 2005 una demanda per cápita neta algo menor, de 
1.843 kWh, pero allí también es mucho menor el uso térmico residencial. En ese mismo año, la República de 
Chile tuvo una demanda por habitante de 2.745 kWh. 
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La gráfica siguiente, elaborada por la Comisión de Integración Energética Regional (CIER) muestra la 
demanda eléctrica por habitante para los distintos países sudamericanos en el año 2006: 


e Valores en kWh/habitante g 
y 


Argentina 
Brasil 

Chile 
Colombia 
Ecuador 
Paraguay 
Perú 
Uruguay 
Venezuela 
Región CIER 


E Año1995 HAño2000 m Año2006 


Lo expuesto muestra un rezago en la demanda per cápita de energía eléctrica con respecto a la región, lo 
que muestra el potencial de aumento existente. 
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En el gráfico siguiente se representa la oferta de energía clasificada por fuentes de energéticos primarios 
en el año 2006: 
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Fuente: DNETN, Balance Energético Nacional, 2006 
Debido al bajo aporte hidrológico del río Uruguay, con el consiguiente descenso en la producción 


hidroeléctrica, en el año 2006 se verificó una distorsión en la estructura de abastecimiento, incrementándose la 
participación del petróleo en la oferta total de energía primaria, alcanzando un 65% y disminuyendo la 
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electricidad primaria. En el 2005, año de buena hidraulicidad, la participación de petróleo y derivados fue de un 
56%, la del gas natural 3%, la de la electricidad importada un 5%, y a la hidroelectricidad correspondió un 19%. 


Es de destacar que el gas natural, que ingresó al mercado en 1998, ha llegado al 3% de participación en 
el año 2006, con un muy leve incremento respecto al año 2004. 


En el gráfico siguiente se muestra la oferta de energía primaria clasificada por fuentes en el año 2007, en 
el cual hubo abundante generación hidroeléctrica. Se observa la disminución de la incidencia del petróleo en el 
total, y el aumento de la hidroenergía. 
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Si se considera el consumo energético final por fuente, la electricidad representó en el período 2002- 
2007 un 24% del consumo total, con una tendencia a estacionarse luego de un incremento importante y 
prácticamente monótono en su participación (6,7% en 1965, 13,5% en 1983 y 18% en 1993). 
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Fuente: DNETN, Balance Energético Nacional, 2007 
Considerando el consumo energético por sector en el período 1990-2006, se desprende que: 


e El sector residencial, comercial y público presenta la mayor participación dentro del consumo 
de energía, relativamente estable en el período (38% en 1990 y 37% en el 2006). 

e Fl sector transporte aumenta su participación de un 27% en 1990 a un 33% en 2006. 

e El sector industrial disminuye su participación de un 28% en 1990 a un 21% en 1995, 
manteniéndose prácticamente estable hasta el 2006, con un 22%. 

e Los sectores de la agricultura y de la pesca representaron un 8% del total en el 2006. 
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La gráfica siguiente muestra el consumo energético por sector en el año 2007: 
no identificado 
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Fuente: DNETN, Balance Energético Nacional, 2007 


Comparado con la media mundial, se destaca la baja incidencia de la industria en el consumo energético 
final. 


En cuanto a la eficiencia con que es consumida la energía, uno de los indicadores posibles es el 
“contenido energético”. 


El contenido energético de una actividad es la relación entre la cantidad de energía consumida por el 
sector que se dedica a esa actividad y el producto o valor agregado generado por el sector. 


En el periodo 1990 - 2005 ha habido un decrecimiento de este índice, explicable por el aumento de la 
eficiencia en el transporte, dado que se prácticamente se mantuvieron estables los indices de los sectores 
industria, agro y pesca y del sector servicios. 


6.1.1. Transferencias entre fuentes de energía 


Es difícil realizar un análisis de las posibles sustituciones entre fuentes en el futuro; en lo que respecta a 
la electricidad, la incertidumbre mayor está dada por la penetración del gas natural, que podría competir 
fundamentalmente en el sector residencial y comercial. Los usos en los que podría competir fácilmente son la 
cocción de alimentos, el calentamiento de agua y la calefacción, que constituyen el grueso del consumo 
domiciliario. 


La energía eléctrica es la forma adecuada por excelencia para el suministro de energía a las 
aglomeraciones urbanas, dado que la contaminación que produce en su uso es casi nula. Asimismo, las grandes 
centrales generadoras de electricidad concentran la contaminación y las emisiones en un solo sitio, a menudo 
lejos de las zonas pobladas, facilitando su control y gestión. El gas natural por cañería es también un combustible 
urbano que apareció, en las últimas décadas, como competidor de la electricidad en algunas de sus aplicaciones, o 
asociado a ella en la cogeneración. Para el futuro, con el esperado agotamiento del petróleo y también del gas 
natural, la electricidad es el vector natural de la energía nuclear, hidroeléctrica, eólica, geotérmica y de la biomasa 
-y aun de un eventual crecimiento del carbón mineral-, lo que puede abrir nuevos espacios para la expansión de 
su uso. 


El transporte público podría ser otro sector donde la electricidad desplazase eficientemente a los 
hidrocarburos líquidos, aunque en las últimas décadas se ha transitado el camino inverso, eliminando los tranvías 
y trolleybuses. La empresa CUTCSA, por ejemplo, gasta diariamente 85.000 litros de gasoil en su flota de 
ómnibus. Este combustible, quemado en una central termoeléctrica como la de Punta del Tigre, generaría 0,354 
GWh diarios. Como referencia del consumo en transporte colectivo eléctrico, el metro de San Pablo, de 61,3 km 
de extensión y 55 estaciones, que transporte 564 millones de pasajeros al año, consumió en el año 2006 
solamente alrededor de 1 GWh/día en tracción, alrededor de un 4,2% de la demanda diaria de energía eléctrica de 
nuestro país. 
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Tranvía en Toronto, Ontario, Canadá, 2.10.2007 
La energía nuclear representó en 2005 el 55% del suministro eléctrico de la Provincia de Ontario 


Los tranvías eléctricos integraron el sistema de transporte público urbano de Montevideo desde el año 
1906 hasta el año 1956. En la foto siguiente se muestra un tranvía eléctrico circulando por la calle Sarandí a la 
altura de la Plaza Matriz de Montevideo, en el año 1908: 


Fuente: Diario “El País” 


En el transporte privado, particularmente en el caso del automóvil, el desarrollo del PHEV (vehículo 
eléctrico híbrido y conectable a la red) permitiría a la electricidad avanzar en el mercado energético con respecto 
a los combustibles fósiles, especialmente si mediante medidas arancelarias se promoviese la incorporación de este 
tipo de vehículos. 


Una prueba en gran escala de autos eléctricos híbridos conectables a la red comenzó este año en 
Londres, siguiendo un esquema similar en París. Una experiencia en escala aun mayor comenzará en Berlín en el 
2008, completando un trío de capitales europeas que ensayan esas tecnologías. 


En enero de 2008, el Gobierno israelí anunció un plan para que los consumidores utilicen automóviles 
eléctricos, señalando que se construirían miles de estaciones de recarga en todo el país. 


Taxi eléctrico Manganese Bronze TX4 que sustituirá parcialmente la flota de 20.000 unidades 
de Londres a mediados de 2009; un tercio del suministro eléctrico londinense es de origen nuclear 
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En el acondicionamiento térmico residencial, la electricidad podría ganar espacio eficientemente a través 
de las bombas de calor, que están incorporándose actualmente a los hogares con los acondicionadores frío-calor, 
en razón de un aumento de la capacidad de consumo de la población, facilidades de pago, y baja de sus precios. 
En 2006-2007, las importaciones de equipos de aire acondicionado crecieron por encima del resto de los 
electrodomésticos, habiéndose vendido 40.000 equipos en el año 2006, y similar cantidad hasta octubre de 2007. 
La posibilidad de utilizarlos para calefacción los ha transformado en productos de uso no estacional, ya que la 
población los está utilizando también en invierno. 


A su vez el gas natural, en caso de que su suministro se normalizase, sea al construirse una central de 
regasificación de gas natural licuado o por los contratos de provisión con la R. Argentina, podría sustituir 
derivados del petróleo que se utilizan actualmente como combustible en las centrales termoeléctricas de U.T.E. 


El 23.6.2008 el Presidente de la República, Dr. Tabaré Vázquez, anunció públicamente, durante una 
visita oficial a la R. F. de México, el hallazgo de un depósito de gas natural en el subsuelo de la plataforma 
continental de nuestro país. 


El 8.7.2008 el Ministro de Industria, Energía y Minería, Ing. Daniel Martínez señaló que faltarían tres 
años para que la R. O. del Uruguay pudiese saber si tiene gas o petróleo explotables comercialmente en su cuenca 
marítima; si los resultados de la exploración son positivos, dos años después se iniciaría la extracción. El 
Gobierno está presentando los resultados de las investigaciones sísmicas que se realizaron en la plataforma para 
atraer a petroleras que inviertan en la exploración y posible explotación de hidrocarburos. 


En diciembre de 2008 comenzará la Ronda Uruguay donde las petroleras podrán comprar los datos de 
las prospecciones. 


Los resultados de la exploración sísmica indican la presencia de gas en más de un punto, a distancias de 
entre 100 a 150 km de la costa; los puntos de mayor interés están a una profundidad de alrededor de seiscientos 
metros de agua, a los que hay que añadir más de cinco mil metros de roca del lecho submarino. 


En julio del año 2009 se licitarán los bloques de explotación y las empresas adjudicatarias podrán 
explotarlos sobre la base de un contrato que marcará la estructura de costos de la explotación y los porcentajes de 
hidrocarburos para la empresa y para el país. 


En la imagen siguiente se muestran las áreas de interés prospectadas por sísmica en la plataforma 
continental uruguaya, y la ubicación de las dos perforaciones realizadas en 1976 por la empresa Chevron, “Lobo” 
y “Gaviotín”, en acuerdo con ANCAP. En esa oportunidad, los informes técnicos no descartaron la posibilidad de 
existencia de acumulaciones de petróleo y gas, pero definieron a esa cuenca como de alto riesgo exploratorio. 


| República Oriental 
Å del 


Fuente: “El creciente rol de Uruguay en el flujo energético del Cono Sur. Los nuevos proyectos de GNL 
y las potencialidades de las cuencas offshore”, Gas Summit 2008, Soc. Germán Riet, ANCAP 
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De interés para este estudio es evaluar en qué medida un abastecimiento seguro y a precio competitivo 
de gas natural podría afectar la demanda de energía eléctrica en el futuro. 


Las perspectivas en este rubro son muy inciertas y no se pueden arriesgar pronósticos. 


Por un lado, la seguridad del abastecimiento es puesta en duda en función de lo sucedido en los últimos 
años con el gas argentino, y la situación general regional. El suministro de gas podría asegurarse mediante la 
instalación de una terminal de regasificación de gas natural licuado. Este proyecto tiene el inconveniente de que 
los volúmenes a contratar no se acomodan con la baja incidencia del uso del gas natural en nuestra matriz 
energética, y obligarían seguramente a quemar gas en las centrales termoeléctricas que lo utilizarían como 
combustible, aun cuando hubiese generación hidroeléctrica abundante. El precio a que se contrataría a largo plazo 
estaría indexado con el del petróleo, y además incluiría el componente de amortización de la cuantiosa inversión 
en la terminal. El precio del gas natural en Henry Hub (EE.UU.), referencia obligada en el hemisferio, a 
comienzos de julio de 2008, fue de 13,4 US$S/MBtu, descendiendo luego a 6,7 U$S/MBtu en octubre de 2008, 
valor a considerar para su provisión en forma de gas natural licuado (Cf. apartado 6.2.4.). 


En marzo de 2003, en ocasión de la visita del Presidente de la R. F. de Brasil al Uruguay, se anunció que 
Petrobrás analizaría, junto con ANCAP y UTE, la construcción de una terminal de ese tipo en nuestro país que 
permitiría abastecer a Uruguay, Argentina y, mediante un nuevo gasoducto, el sur del Brasil. Al día siguiente del 
anuncio, ANCAP y UTE firmaron un acuerdo de confidencialidad con la empresa británica British Gas, socia del 
Gasoducto Cruz del Sur, en el marco de negociaciones para analizar la posibilidad de asociarse con el fin de 
construir una planta de ese tipo en Uruguay. 


El Ministro de Industria, Energía y Minería anunció en junio de 2007 que se había acordado con el 
Ministro de Planificación argentino, Julio de Vido, el análisis inmediato de un tratado binacional para instalar una 
planta de regasificación de ese tipo en la ciudad de Montevideo que abastezca a todo el Uruguay, y, utilizando el 
gasoducto de interconexión Cruz del Sur, provea de gas a la Capital Federal y al gran Buenos Aires. El 26.6.2007 
anunció en la Comisión de Industria y Energía de la Cámara de Diputados que su costo sería de entre 500 y 1.000 
millones de dólares. 


Para Uruguay significa a mediano plazo el abastecimiento para el consumo de todo el país y para 
Argentina el de su capital, con 5 a 7 millones de metros cúbicos diarios. 


Un suministro de gas natural confiable y a un precio competitivo incentivaría la sustitución de la 
demanda de energía eléctrica desde la red en determinados sectores industriales, que recurrirían a la 
cogeneración, prescindiendo la mayor parte del tiempo del suministro centralizado, y eventualmente oficiando 
como generadores. La cogeneración podría extenderse puntualmente en el sector comercial, servicios y hasta 
residencial. 


Lo antes expuesto muestra las dificultades que tendría el gas natural para ganar espacio rápidamente en 
el mercado energético de tal manera que desplace al consumo eléctrico. 


6.1.2. La demanda de energía eléctrica 
6.1.2.1. Características y desarrollo histórico 
Uruguay posee un grado de electrificación considerado alto, de aproximadamente un 98%, 
caracterizándose la demanda por un fuerte componente residencial, constituyendo el 89,12% de los servicios 
activos de U.T.E. en el año 2007. Este grupo de usuarios, por su grado de atomización le otorga a esa empresa 
una base estable de ingresos con escasa volatilidad, mostrando asimismo una alta dependencia de fuentes de 


energía eléctrica. 


En unidades físicas, el sector residencial representó un 41% de la demanda en el año 2007, y un 51,2% 
de la facturación total de U.T.E.. 


La gráfica siguiente muestra la evolución histórica de la facturación de U.T.E. por tarifa (Fuente: 
DNETN): 


32 


FACTURACION DE ELECTRICIDAD UTE POR TARIFA 


300.000 


250.000 + == === == ===-=-=-=- Aa--- FJA---PA--FJA---H------=-======-==-==-=--- 


200.000 + -A-t - - FA-HSY-ARF--—MWM'Y---—HF------------ 


z 
= 150.000 + = = $- -=-= -= A A E A 
= 


100.000 J — SE 
MÁ 
50.000 + = = = = === J 
A II 
AN Â d PS > aT A e o 
aay, PV vy ue. EA a A — = = 
ONT aah , y i y y y y y y y p IN 
ene-95 ene-96 ene-97 ene-98 ene-99 ene-00 ene-01 ene-02 ene-03 ene-04 ene-05 ene-06 ene-07 ene-08 
residencial = general == medianos consumidores 
= grandes consumidores = alumbrado público tarifas doble horario y zafrales 


= dlientes libres 


Se observa el crecimiento monótono de la facturación correspondiente a los medianos y grandes 
consumidores. 


Los grandes consumidores constituyeron el 29,46% de la demanda de energía eléctrica en el año 2006, y 
el 16,52% de la facturación de U.T.E.. 


Montevideo concentra el 40% de los clientes y casi el 50% de la energía demandada, evidenciando un 
consumo per cápita más elevado que el promedio nacional. La actividad económica uruguaya ha sido altamente 
dependiente del nivel de actividad regional. Esta interdependencia se evidencia en la tendencia que han mostrado 
los principales indicadores de coyuntura como así también la demanda de electricidad y las pérdidas comerciales 
cuando ha empeorado la situación de las economias vecinas. 


Es de interés comparar esta estructura sectorial de consumo eléctrico con la de un país de la región con 
un desarrollo industrial medio, como la R. Argentina, en el año 2005: 
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En el gráfico siguiente se muestra la variación mensual de la demanda de energía eléctrica (Fuente: 
U.T.E.): 


Se verifica un máximo en el mes de julio y un mínimo en febrero. 


La variación de la demanda promedio horaria se representa en el gráfico siguiente (Fuente: U.T.E.): 
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El pico anual de demanda de potencia del sistema se da en horas de la noche y generalmente en el día 
mas frío del año, debido a la predominancia de la demanda residencial de electricidad con respecto a la demanda 
industrial. 


Históricamente, el pico de potencia en el verano ha sido sensiblemente menor al verificado en el 
invierno. Sin embargo, esta diferencia se ha venido acortando en los últimos años, principalmente debido, entre 
otras causas, al uso generalizado de activos de refrigeración industrial y domiciliaria (cf. 6.1.1., en lo relativo al 
crecimiento de las ventas de equipos de acondicionamiento térmico residencial). 


El crecimiento de la demanda en el verano tiene importantes implicancias en lo relativo al transporte de 
la energía generada hasta los puntos de consumo, concentrados mayoritariamente en Montevideo y la costa Este. 


En verano los ríos tributarios de los embalses que alimentan las centrales hidroeléctricas se encuentran 
en su período de estiaje, con aportes normalmente menores, por lo que disminuye la disponibilidad de potencia 
firme hidroeléctrica. El crecimiento del valor de la demanda máxima de potencia en el verano, que se está 
aproximando a la del invierno, subraya la importancia de contar con una generación de base firme, a costos 
razonables. 
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Actualmente, en el intradiario, la menor demanda se da en horas de la madrugada (0 a 8 horas). 


La evolución en el tiempo de las ventas totales de electricidad presenta varias etapas, con aumentos 
anuales medios de: 


11.3% de 1915 a 1930 
9.8% de 1930 a 1958 
4.3% de 1958 a 1988 
4.9% de 1989 (año de crisis energética) a 2000 


De 2000 a la fecha la demanda ha tenido un comportamiento variable; en el año 2000 creció pero a una 
tasa menor que en la década anterior, estancándose en el 2002, y con una importante caída en el 2003 del 2,23%. 
A partir del año 2004 se recuperó el crecimiento: 5,1% en ese año, 1,6% en el 2005, 0,36% en el 2006, a pesar de 
las restricciones eléctricas en el invierno, y en el año 2007, un robusto 8,38%. 


En el sector residencial el consumo eléctrico en el año 2006 permaneció por debajo de los valores del 
año 2000; en el año 2007 era aun levemente inferior al del año 2002. Los grandes consumidores han mantenido 
una tendencia monótonamente creciente en el consumo de energía eléctrica desde el año 2004, 


En la gráfica siguiente se expone la evolución antes mencionada para el total del país (en ordenadas, 
GWh): 


A largo plazo las expectativas asociadas a un crecimiento medio del PBI son de una evolución del orden 
de 3% anual, de acuerdo a las previsiones gubernamentales registradas en el documento “Energía Eléctrica” que 
figura en la página Web de la Dirección Nacional de Energía y Tecnología Nuclear. 


Para el año 2009, la U.T.E. estimó un incremento de la demanda de electricidad del orden de 6% con 
respecto a lo verificado en el 2008, año en que se aplicaron restricciones al consumo. 


Entre las condicionantes socio-económicas que afectan el consumo, merecen citarse: 


e FEl nivel de actividad económica, que incide sobre las ventas de electricidad al sector industrial 
e indirectamente al sector residencial, por su efecto en el nivel de ocupación y en el ingreso 
(elasticidad-ingreso) 

e FEl nivel medio de las tarifas y su estructura, en los usos no cautivos, donde existe competencia 
con otras fuentes (cocción, calefacción, calentamiento de agua). 

e A nivel residencial, el incremento verificado en 2005-2007 de la venta de equipos de aire 
acondicionado frío — calor, mencionado en 6.1.1., tiende a incrementar el consumo, tanto en 
invierno como en verano. 

e El sector industrial vinculado a la madera, en desarrollo actualmente, es un gran 
demandante de energía eléctrica. 


De acuerdo a las consideraciones mencionadas anteriormente en 6.1.2, se asumirá en lo sucesivo que la 
electricidad mantendrá su porcentaje de inserción en el mercado energético. 


6.1.2.2. Índice de Desarrollo Humano y consumo de energía eléctrica per cápita 
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En el “Informe mundial de desarrollo humano”, elaborado por el Programa de las Naciones Unidas para 
el Desarrollo (PNUD) se ordena a los países según el índice de desarrollo humano (IDH). Este índice 
multidimensional busca medir los logros alcanzados por los países en tres dimensiones fundamentales: alcanzar 
una vida larga y saludable (dimensión salud), adquirir conocimientos útiles (dimensión educación) y contar con 
los recursos necesarios para disfrutar de un nivel de vida decoroso (dimensión nivel de vida). 


Para su cálculo, la salud de la población se representa mediante la esperanza de vida al nacer, la 
educación se refleja mediante una combinación de la tasa bruta combinada de matriculación y la tasa de 
alfabetismo de la población mayor de quince años, y el acceso a recursos se incorpora mediante el producto 
interno bruto por habitante en paridad de poder adquisitivo. 


El PNUD clasifica a los países en tres grupos en relación con su nivel de desarrollo humano: alto 
desarrollo humano (IDH de 0,8 y superiores), desarrollo humano medio (IDH entre 0,5 y 0,799) y desarrollo 
humano bajo (IDH menor de 0,5); aproximadamente cincuenta países del mundo pertenecen al primer grupo. 


Durante las décadas de 1970 y 1980 Uruguay se ubicó entre los países de desarrollo humano medio, y 
desde 1990 se incorporó al grupo de mayor desarrollo. 


A lo largo de la década de 1990 Uruguay se situó entre los lugares 37 y 40 de los 174 países ordenados 
por su IDH, descendiendo al lugar 46 en el 2002, con un índice de 0,833, y subiendo luego al lugar 43 en el 2004 
con un índice de 0,851. 


Existen estudios que relacionan el Índice de Desarrollo Humano con el consumo energético de cada país. 
Los datos más comúnmente aceptados correlacionan el IDH en función de la electricidad consumida, debido a 
que el consumo eléctrico tiene una influencia mayor en el nivel de vida que el consumo global de energía 
primaria. 


En los cuadros siguientes se muestra la relación entre el IDH y los consumos de energía total y de 
energía eléctrica. 


Índice de Desarrollo Humano vs. Consumo total anual de energía per Capita 
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Índice de Desarrollo Humano vs. Consumo anual Electricidad per Capita 
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En el último gráfico se observa que los países que tiene un IDH mayor o igual a 0,9 tienen todos un 
consumo anual de electricidad per cápita mayor o igual a 4.000 kWh, no existiendo países con consumos per 
cápita inferiores a este valor con índices mayores a 0,9. A partir de los 4.000 kWh per capita, mayores 
consumos energéticos no contribuyen significativamente a un aumento del IDH. La mayoría de los países se 
encuentran en los niveles más bajos de consumo y también del IDH; sólo un 14,7% de la población mundial vive 
con un IDH por encima del 0,9, y un 18,4% con un consumo eléctrico superior a 4.000 kWh anuales. 


Por consiguiente, la elevación del consumo per cápita de energía eléctrica es una condición 
necesaria para que el Uruguay llegue a mejores condiciones de vida y desarrollo, existiendo un margen 
importante entre los 1.900-2.420 kWh actuales (según el procedimiento de cómputo) y los 4.000 kWh que 
nos ayudarían a estar en el grupo de países de muy elevado desarrollo humano. 

Dicho nivel de consumo per cápita correspondería a una demanda eléctrica actual de 13,6 TWh, similar a 
la verificada en Lituania a principios de esta década. Este país tiene el mismo número de habitantes que Uruguay; 
más adelante (cf. 8.7.) se verá la relevancia de la referencia a este caso. 


6.1.2.3. Proyecciones para el período 2006-2020 


Existen dificultades para realizar proyecciones de la demanda de energía eléctrica, especialmente para el 
largo plazo. 


El análisis puede ser realizado mediante modelos de dos tipos: 
e  Tendenciales 
e  Econométricos 


La modelización tendencial toma como hipótesis la perspectiva de que en el futuro la demanda seguirá la 
misma evolución histórica en el tiempo. 


La modelización econométrica considera relaciones estadísticas indirectas entre el consumo global y 
variables explicativas macroeconómicas, como el PBL la población, el precio de la energía, etc. 


La inexistencia de un plan maestro de energía, que permita conocer los grandes objetivos nacionales del 
sector y los instrumentos de política que se emplearían para alcanzarlos, así como la carencia de series completas 
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de la evolución de consumos por sector determina que solamente puedan ser utilizados modelos tendenciales de 
extrapolación en el tiempo. 


Los modelos tendenciales aplicables son: 
e Ley exponencial 
e Ley de Gompertz 


Estos modelos son inaplicables para períodos extensos. El segundo es considerado más aceptable que el 
primero, cuando existe una evolución con incrementos decrecientes a medida que pasa el tiempo, como el que 
caracteriza el aumento poblacional en Uruguay y las actividades relacionadas con ese aumento. 


En cuanto a los antecedentes de estudios recientes publicados de proyecciones de demanda, 
mencionaremos los siguientes: 


e Informe de Garantía de Suministro, ADME, año 2004 
e Informe sobre el sector energético uruguayo, consultora FIEL, año 2004 


e Informe “Proyecciones de demanda de largo plazo para el sector eléctrico uruguayo 2003- 
2018” (PI — 004/03) de la URSEA 


e Informe “Alternativas para optimizar un suministro energético confiable en Uruguay”, del 
Centro de Estudios de la Actividad Regulatoria Energética (CEARE), año 2005. 


Este último es el más reciente de los publicados, y analiza las causas que impiden la autosuficiencia 
energética en Uruguay y las alternativas de abastecimiento de la demanda. Se hace un análisis de prospectiva de 
la demanda con los dos métodos (tendencial y econométrico). 


Para el segundo de los métodos, analiza la proyección del consumo en relación a distintas variables 
explicativas, o combinaciones de ellas. 


Dado que en la composición del consumo de energía eléctrica, el sector industrial ocupa apenas el 20% 
del total, esta característica del mercado hace que el consumo total tenga una mayor relación con variables 
explicativas que se relacionan con el sector residencial, como la población, que con el sector industrial. 


Por este motivo se decidió en ese estudio adoptar para la proyección del consumo, la que resulta de 
tomar el tiempo, y como variable explicativa la población, siendo además la más aproximada con la calculada en 
el método tendencial; según datos del Instituto Nacional de Estadística, la población del Uruguay es 
prácticamente la misma que en 1998. 


El valor obtenido es entonces de una tasa del 2,54% acumulativo anual, la mitad de la verificada en la 
década pasada. 


En cuanto a la potencia máxima demandada, ésta evolucionó a una tasa acumulativa anual de 2.5% entre 
1991 y 2005, cuando alcanzó un valor de 1.485 MW. El 3.7.2007 se alcanzó un nuevo máximo de 1.556 MW a 
las 19 horas, y el 9.7.2007, de 1.557 MW, a las 18:42. El 25.7.2007 se llegó al máximo histórico de 1.654 MW, 
un 32,5% superior a la demanda máxima verificada en el año 2006. 


Su evolución en el tiempo puede verse en la siguiente gráfica (Fuente: Dirección Nacional de Energía y 
Tecnología Nuclear, eje de ordenadas en MW): 
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Las pérdidas en la red (técnicas y no técnicas) se mantuvieron en ese período en alrededor del 20%. La 
demanda bruta de energía eléctrica en el año 2005 fue de 8,23 TWh mientras que la facturada fue de 6,52 GWh. 
En el año 2006 hubieron restricciones al consumo de energía eléctrica, por lo que la demanda bruta fue de 8,19 
TWh, facturándose 6,61 TWh (de los cuales 58 GWh fueron autoconsumos y consumos de poblaciones de las 
Centrales Hidroeléctricas, por lo cual el monto de la energía facturada es de 6,56 GWh). Voceros de U.T.E. han 
expresado que las pérdidas no técnicas ascendieron en ese año a 70 millones de dólares. En el año 2007, se 
entregaron 8,88 TWh a la red y se facturaron 7,11 TWh, siendo la diferencia de 1,77 TWh. Las pérdidas totales 
del sistema eléctrico nacional en el 2006, de 1,58 TWh, y en el 2007, de 1,77 TWh, son superiores a la 
producción anual media bruta de la Central Constitución (Palmar), de 1,4 TWh. Esto se debe en parte a las 
características del sistema de subtransmisión y distribución en Uruguay (niveles de tensión) y en parte a la 
insuficiencia de las campañas de legalización y recuperación de usuarios. Según la Organización 
Latinoamericana de Energía (OLADE), en el 2004, Sudamérica tenía un promedio de pérdidas en la red de 16% 
aproximadamente, valor alto en comparación con el valor adecuado del orden de 10%, que corresponde a 
pérdidas técnicas inevitables, en líneas, transformadores y otros elementos. En la región se registraban países que 
estaban por debajo de ese valor referencial y otros que sobrepasaban el 30%. 


En el informe “Síntesis informativa 2007” de la Comisión de Integración Energética Regional (CIER), 
se relevaron los siguientes valores para las pérdidas en los distintos países de la región sudamericana en el año 
2006: 


Porcentaje 
Pérdidas/Total 

País Total facturado (GWh anuales) Pérdidas (GWh anuales) facturado 
Argentina 85.420 14.958 17,51 
Bolivia 4,489 384 8,55 
Brasil 389.609 67.330 17,28 
Chile 51.372 4.904 9,55 
Colombia 42.727 7.840 18,35 
Ecuador 11.028 3.502 31,76 
Paraguay 5.126 2:9TT 50,27 
Perú 22.290 2.911 13,06 
Uruguay 6.555 1.656 25,26 
Venezuela s/d s/d s/d 


Se observa que Uruguay es el tercer país en Sudamérica en la magnitud de la relación de las pérdidas 
con la energia eléctrica facturada, luego de Paraguay y Ecuador. 
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La gráfica siguiente muestra la evolución histórica de las pérdidas y la demanda del sistema eléctrico 
nacional: 


8.500 > + 25% 
8.000 4 
7.500 - + 20% 
7.000 + 
6.500 4 
+ 15% 
6.000 4 


GWh 


5.500 4 


% PERDIDAS 


+ 10% 
5.000 4 


4.500 + 


4.000 - y 3% 


3.500 -4 


3.000 0% 


1989 1991 1993 1995 1997 1999 2001 2003 2005 


Año 
— EF e ET - - - PERD 


EF: Energía facturada (GWh) 
ET: Demanda bruta total (GWh) 
PERD: Pérdidas (%) 


El cuadro siguiente muestra la clasificación y evolución histórica de las pérdidas no técnicas: 


1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 


Según el primer Catastro Nacional de Asentamientos Irregulares 2008, realizado por la Organización No 
Gubernamental (ONG) latinoamericana "Un techo para mi país", hecho público el 2.10.2008, en Uruguay hay 
251.884 habitantes viviendo en 566 asentamientos en todo el territorio nacional, un 7,6% de la población. El 
56,1% de las familias de los asentamientos accede a la energía eléctrica en forma irregular, con conexiones 
ilegales. Los asentamientos de Montevideo tienen un porcentaje de unidades habitacionales con conexiones 
eléctricas irregulares de 72,3%, contra un 30,4% del Interior del país. De acuerdo con este informe, alrededor de 
141.300 uruguayos están conectados irregularmente a la red eléctrica en los asentamientos, un 4,3% de la 
población del país. 


El factor de carga creció entonces en el período 1991-2005 a una tasa del 1,2% acumulativo anual, 
llegando a 0.65 en el año 2005. 


En el estudio de CEARE se proyecta una evolución del factor de carga con una tasa del 0,55% anual, lo 
que arroja una evolución del crecimiento de la demanda máxima a una tasa del 1,98% anual. 


40 


Los informes de ADME, URSEA y FIEL utilizaron el método tendencial con ley exponencial a tasas del 


3 al 5%. 


En base a lo expuesto se considera adecuado considerar cuatro escenarios para la demanda: 


“Bajo”: crecimiento a una tasa del 1.6% acumulativo anual, similar a la verificada en el 2005 
con respecto al 2004, con restricciones a la demanda. 


“CEARE”: crecimiento a una tasa del 2.54% acumulativo anual (análisis econométrico- 
tendencial) 


“DNETN”: crecimiento a una tasa del 3% acumulativo anual (hipótesis de crecimiento 
expresada en el informe de la DNETN). 


“Alta”: crecimiento a una tasa del 5% acumulativo anual (hipótesis de un gran desarrollo de 
inversiones industriales o un crecimiento como en la década 1989-1999), 


En el cuadro siguiente se resumen los resultados: 


Año 


2005 
2006 
2007 
2008 
2009 
2010 
2011 
2012 
2013 
2014 
2015 
2016 
2017 
2018 
2019 
2020 


Demanda (TWh) Demanda (TWh) Demanda (TWh) Demanda (TWh) 
Crecimiento 2.54% Crecimiento 3% Crecimiento 5% 
Crecimiento 1.6% anual anual anual anual 
“Bajo” “CEARE” “DNETN” “Alto” 
8,23 8,23 8,23 8,23 
8,36 8,43 8,47 8,64 
8,49 8,65 8,73 9,07 
8,63 8,87 8,99 9,52 
8,76 9,09 9,26 10,00 
8,90 9,32 9,54 10,50 
9,05 9,56 9,82 11,02 
9,19 9,80 10,12 11,57 
9,34 10,05 10,42 12,15 
9,49 10,31 10,73 12,76 
9,64 10,57 11,05 13,40 
9,79 10,84 11,39 14,07 
9,95 11,11 11,73 14,77 
10,11 11,40 12,08 15,51 
10,27 11,69 12,44 16,29 
10,44 11,98 12,82 17,10 


El rango de valores para el año de corte 2017 va entonces de los 9.95 TWh a los 14.77 TWh anuales. 
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En el cuadro siguiente se presenta gráficamente lo anteriormente expuesto: 


Proyecciones de la Demanda 


Demanda (TWh) 


Generación hidroeléctrica firme anual s/RMM: 3 TWh 


+ 


1985 1990 1995 2000 2005 2010 2015 2020 2025 


Año 
— Histórico — "Bajo" —"CEARE" ——DNETN — "Alto" 


Se advierte que ya a mediados de la década de los noventa la demanda superó a la generación 
hidroeléctrica media, debiéndose recurrir (en una situación media) a la importación y a la generación 
termoeléctrica para suplirla. Del cuadro se desprende que, aun hoy, en condiciones muy excepcionales, la 
producción hidroeléctrica nacional bruta podría equivaler a la demanda. A partir del año 2008, la demanda 
superará la generación hidroeléctrica máxima, por lo que, a menos de un descenso de ésta, habrá generación 
termoeléctrica o importación en todos los casos. Se procesará pues una transición de una generación 
predominantemente hidroeléctrica con respaldo térmico a un sistema hidrotérmico. 


La gráfica de barras siguiente muestra la relación entre la demanda y la generación hidroeléctrica en el 
período 2000-2007. El año 2004 fue un año pobre en cuanto a generación hidroeléctrica, seguido de un año 
medio, luego un año pobre como el 2006, donde existieron restricciones a la demanda. El año 2007 fue un año 
muy bueno, para la generación hidroeléctrica, verificándose récords en Salto Grande, y por último, el año 2008, 
aun no finalizado y nuevamente con restricciones en la demanda, apunta hacia un año pobre en la producción 
hidroeléctrica. 


GWh 


El Demanda Interna 
m Generación Hidro 


2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 


Fuente: U.T.E. 


42 


Lo expuesto ilustra sobre la dependencia de la generación eléctrica a insumos importados, medida como 
la diferencia entre la demanda de energía eléctrica con respecto a la oferta hidroeléctrica bruta. En condiciones 
medias, esta dependencia representaría un 15% de la demanda del año 2005, y un 25% si se tiene en cuenta la 
producción hidroeléctrica media efectivamente despachable, en lugar de la producción bruta (Cf. capítulo 
6.1.2.3.). En la medida que no haya nuevas centrales que utilicen combustibles autóctonos, estos valores tenderán 
a incrementarse. 


Por otra parte, las centrales termoeléctricas consumen en nuestro país derivados del petróleo como 
combustible, cuyos precios se han incrementado en los últimos años. A nivel mundial, en el año 2005, sólo el 
6,6% de la generación termoeléctrica utilizó como combustible derivados del petróleo. 


La situación se agrava a extremos críticos en los años hidrológicamente pobres, cuando se incrementa el 
despacho termoeléctrico y la importación de energía eléctrica. 


El efecto previsible es un aumento del costo del suministro de U.T.E., que deberá trasladarlo a 
tarifas, afectando a los usuarios residenciales y a la competitividad de la industria. El crecimiento de la 
componente de generación basada en los combustibles fósiles tendrá efectos desfavorables sobre la 
seguridad energética y sobre el medio ambiente, esto último debido a las emisiones gaseosas. El resultado 
final es destrucción de demanda. 


A fines de los años ochenta, se desarrolló la idea de que era posible una progresiva independencia del 
crecimiento económico respecto al consumo de energía y de los recursos naturales. Este proceso, que desligaba 
crecimiento y límites, fue denominado “desmaterialización de la economía”. 


Este pensamiento se veía reforzado con la aparición de las nuevas tecnologías de la comunicación y de la 
información, de las que se decía que posibilitaban un crecimiento económico ilimitado con escaso gasto de 
energía y materiales. 


Sin embargo, y con vistas al futuro, se ha señalado recientemente en informes prospectivos, que los usos 
de la electricidad no pueden ser sustituidos en la actualidad por los combustibles fósiles, y que la demanda de 
electricidad tiene una tendencia de evolución propia en correspondencia lineal con el PBI. Esto es especialmente 
importante en relación con la economía de la información donde la demanda de electricidad para los equipos 
digitales crece más rápido que su eficiencia. La mitad del crecimiento anual de la demanda eléctrica en la década 
pasada provino de los microprocesadores, y, en ese rubro, la calidad y confiabilidad del suministro es esencial. 


La aparición de Internet, ensalzada como la cúspide del proceso de desmaterialización de la economía, 
ha aparejado sin embargo un incremento en la demanda eléctrica, y, según sea la composición de la generación 
eléctrica en cada país, de un aumento de las emisiones de gases de efecto invernadero. Según un artículo de 
prensa del periódico alemán Süddeutsche Zeitung, de 22.10.2007, los climatólogos, basados en datos del Instituto 
Prognos AG, de Basilea, y del Ministerio de Medio Ambiente alemán, han calculado que el uso de Internet en ese 
país es responsable de la emisión de cuatro millones de toneladas de CO, al año, comparable a las emisiones del 
tráfico aéreo. 


En un estudio contratado por la empresa fabricante de microprocesadores norteamericana Advanced 
Micro Devices (AMD), y publicado en 2007, se determinó que en la actualidad, en ese país, los servidores de 
redes consumen tanta energía eléctrica como todos sus receptores de televisión. El valor representa un 1,2% de la 
energía consumida en los Estados Unidos, que alcanzó alrededor de 4000 TWh en el año 2004; estos 48 TWh así 
consumidos representan casi seis veces la demanda de nuestro país. 


En el 2006, aun cuando durante el invierno existieron restricciones, la demanda creció levemente, lo que 
parece favorecer escenarios de altos crecimientos futuros. En el año 2007 la demanda aumentó un 8,38% con 
respecto al año 2006, superando la estimación original de 4% y la corregida a mediados de agosto de ese año de 
5,5%. 


Como se señalara anteriormente, el contenido energético en los sectores industria, agro y pesca, y 
servicios de nuestra economía se ha mantenido prácticamente constante en los últimos quince años. 


Por consiguiente, parecería que, aun en un marco de evolución del Uruguay en el sentido de la 


“desmaterialización de la economía”, y con una población numéricamente estable o levemente decreciente, se 
verificarían los escenarios de crecimiento de la demanda eléctrica antes mencionados. 
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6.1.3. La oferta de energía eléctrica 


Uruguay ha logrado un aprovechamiento de cerca del 75% de sus recursos hidroeléctricos, luego de la 
construcción de las centrales generadoras de Salto Grande y Constitución (Palmar), concluidas a comienzos de la 
década de los años 80. Los aprovechamientos remanentes, dispersos en el territorio uruguayo, tienen costos 
unitarios de generación crecientes. 


Por otro lado Uruguay carece de reservas comprobadas de petróleo y gas, siendo estos insumos 
importados en su totalidad. El gas natural comenzó a comercializarse en el año 1998 y en la actualidad no existe 
un suministro confiable para que la generación termoeléctrica lo utilice. 


En la medida que no se construyan nuevos aprovechamientos hidroeléctricos, en un escenario de 
consumos crecientes, la contribución de esta fuente de energía será cada vez menor. 


Lo antedicho condujo a un aumento sistemático de la participación porcentual del petróleo en la 
satisfacción del consumo eléctrico, y por lo tanto, a una oferta escasamente diversificada. 


La capacidad instalada del parque de generación se compone en un 69% por centrales hidráulicas y el 
resto por centrales térmicas. 


Las Centrales Hidroeléctricas de Gabriel Terra, Baygorria y Constitución se ubican sobre el Río Negro. 
La única central que posee capacidad de regulación en su embalse es la Gabriel Terra con un volumen de reserva 
de 135 días. 


La cuenca del Río Negro abarca un área equivalente a más de la tercera parte de la superficie del país. La 
precipitación media anual en la cuenca es de 1.220 mm y las lluvias se caracterizan por su irregularidad, corta 
duración y gran intensidad, notándose también la existencia de sequías muy pronunciadas, en ocasiones de 
duración plurianual. El promedio histórico de generación correspondiente a las últimas 50 crónicas fluviométricas 
de ese río se estima en aproximadamente 3.000 GWh. En los últimos años, el mínimo nivel de generación 
hidráulica se registró en el 2006 con 1.416 GWh, siguiéndole el correspondiente a 2004 con 1.912 GWh. 


La Central Térmica Batlle Ordóñez, compuesta de unidades de turbovapor, tiene como unidad más 
nueva la 6*, puesta en servicio en 1975. Se realizan grandes esfuerzos para mantener en funcionamiento algunas 
de sus unidades más antiguas. 


La Central Térmica Maldonado comprende una turbina a gas de bajo rendimiento, instalada en el año 
1981. 


La Central Térmica La Tablada, de respaldo, fue diseñada para funcionar de forma tal que permita 
manejar el recurso hídrico con cierta libertad y para que genere en períodos de déficit energético. Es de bajo 
rendimiento y funciona únicamente con gasoil. 


La Central de Punta del Tigre se compone de seis turbinas a gas aeroderivativas, de alto rendimiento, 
que pueden funcionar con gasoil o gas natural. Las cuatro primeras terminaron de instalarse en el año 2006. La 
Central está operativa actualmente, aunque el gasoducto no ha sido construido aun. En el año 2008 se 
incorporaron los últimos 100 MW de potencia en dos turbinas de ciclo abierto, similares a las otras cuatro 
instaladas. U.T.E. proyecta añadir 80 MW más de capacidad en esa central añadiendo una caldera de 
recuperación y una turbina de vapor, transformándola en una central de ciclo combinado. Esta instalación estaría 
en servicio a fines del año 2009. 


El parque se completa con pequeños grupos electrógenos para generación aislada. 
La utilización de fuel oil y gas oil en las unidades termoeléctricas, dado su contenido de azufre, implica 
un impacto medioambiental de las emisiones gaseosas, tanto por los gases de efecto invernadero como por los 


contaminantes locales (dióxido de azufre, óxidos de nitrógeno, particulados). Este efecto es potenciado por la 
ubicación de la Central Batlle, situada en las proximidades del Centro de Montevideo. 
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En la tabla siguiente se listan las unidades del parque de generación actual: 


Clase Central Unidad Tipo | Potencia nominal (MW) Año puesta en 
servicio 

Térmicas 
Batlle 3 y 4 TV 50 1955 
Batlle 5 TV 80 1970 
Batlle 6° TV 125 1975 
Central Térmica de | 1 TG 106% 1992 
Respaldo 
Central Térmica de | 2 TG 106% 1992 
Respaldo 
Maldonado TG 20 © 1981 
Punta del Tigre 1 TG 50 2006 
Punta del Tigre 2 TG 50 2006 
Punta del Tigre 3 TG 50 2006 
Punta del Tigre 4 TG 50 2006 
Punta del Tigre 5 TG 50 2008 
Punta del Tigre 6 TG 50 2008 

Hidroeléctricas 
Gabriel Terra 4x38 152 1945 
Baygorria 3x36 108 1960 
Constitución 3x111 333 1982 
Salto Grande (parte | 7x135 945 1979 
uruguaya) 

Diesel autónomos 2 

a) 
Total térmico 787 
Total hidroeléctrico 1538 
Total 2.328 


(1) En los Grupos Diesel autónomos se toma la potencia efectiva. 
(2) La potencia nominal es de 113 MW 
(3) La potencia nominal es de 24 MW 
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La gráfica siguiente presenta las capacidades correspondientes a cada tipo de tecnología de generación: 


Diesel -2 MW  Autoproductores 
(firme) - 33 MW (no 
0,08% firme *) 
1,39% Eólica ~ 10,3 MW 


Biogas - 1 MW (no firme, no 
0,04% N ro 


Termoeléctrica - 


787 MW 
(relativamente Hidroeléctrica - 
firme) 33,19% 1538 MW (firmes 
~ 350 a 400 MW al 
95%) 64,86% 


* Botnia fue incluida con una capacidad máxima de suministro a la red de 30 MW. 


Además de las Centrales de Generación, Uruguay cuenta con dos interconexiones fuertes: con el sistema 
Argentino a través de la línea de cruce Salto Grande Argentina-Salto Grande Uruguay (1.000 MW) y de la línea 
San Javier — Colonia Elía (1.000 MW), totalizando 2000 MW de capacidad, y con el sistema sur de Brasil a 
través de la Conversora Rivera-Livramento con una capacidad de 72 MW. 


El aprovechamiento de estas interconexiones no ha sido pleno, habiéndose utilizado para realizar 
intercambios temporales y con valores de potencia firme muy por debajo de sus capacidades límites. 


Estos vínculos representan un respaldo sólido al parque de generación, siendo su capacidad superior a la 
demanda máxima actual (2.072 MW vs. 1.654 MW). 


Se ha proyectado una nueva interconexión con la R. F. de Brasil, que vincularía en 500 kV la 
subestación de San Carlos, departamento de Maldonado, y una conversora “back-to-back” 50/60 Hz de 500/230 
kV y 500 MW de potencia situada en la ciudad de Melo, y de allí una línea de 500 kV/60 Hz hasta la central 
Presidente Médici en Rio Grande do Sul, R. F. de Brasil, con una extensión total de 390 km. Dado que la 
vinculación de la central Pte. Médici con el Sistema Interconectado Brasileño se verifica en la actualidad a través 
de líneas de 230 kV, para asegurar una posibilidad de intercambio de energía como el deseado, de 500 MW, 
deberían construirse líneas de transmisión adicionales de refuerzo, de 230 kV o tensión superior, en el territorio 
brasileño, que vinculasen esta Central a dicho Sistema. La inversión prevista es de alrededor de 160 millones de 
dólares, y su puesta en servicio ha sido anticipada para el año 2009, aunque el avance del proyecto que se ha 
verificado ha sido muy lento, siendo imposible su funcionamiento en esa fecha. 


La empresa Botnia, con activos de generación propios, provee de energía eléctrica a UTE cuando 


dispone de excedentes. Se ha negociado un contrato de suministro a UTE, con un precio de 52 U$S/MWh, 
previéndose que la potencia máxima puesta a disposición sea de 30 MW. 
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La red eléctrica existente se visualiza en la siguiente figura, donde se han representado en rojo las líneas 
de 500 kV, en azul las de 150 kV, y en verde las de 60 kV: 


Fuente: U.T.E. 


6.1.3.1. Generación termoeléctrica existente 
Históricamente, las unidades de generación térmica presentaron un bajo nivel de despacho explicado por 


sus elevados costos marginales de generación. Esto se debe a la necesidad de importar los combustibles (fuel oil y 
gas oil) con precios de referencia en dólares y al bajo rendimiento de las unidades. 


47 


Como se visualiza en el cuadro siguiente, la generación termoeléctrica existente consiste en la Central 
Batlle, la Central Térmica de Respaldo de la Tablada, la Turbina a gas de Maldonado y la nueva Central de Punta 
del Tigre. Se reseñan los costos variables de generación a julio y setiembre de 2008, estos últimos, verificados 
luego de la baja del precio del petróleo: 


Central Unidad | Tipo | Potencia Año de | Número de | Potencia Costo variable de 
nominal | instalación | unidades | nominal generación 
(MW) total U$S/MWh 
(MW) 
21.7.200 | 10.9.2008 
8 

Batlle SalaB| TV 25 1955 2 50 275 224 
Batlle 5| TV 88 1970 1 80 218 169 
Batlle 6| TV 125 1975 1 125 221 174 
Central TG 106 % 1992 1 106 386 308 
Térmica de 
Respaldo 1 
Central TG 106 ® 1992 1 106 388 308 
Térmica de 
Respaldo 2 
Maldonado TG 204 1981 1 20 516 418 
Punta del TG 50| 2005-2008 6 300| 308% 248 © 
Tigre 
Grupos 2 
Diesel 
autónomos 
TOTAL 789 


Fuentes: D.N.E.T.N. y D.N.C.U. 


(1) La potencia nominal es de 113 MW 

(2) La potencia nominal es de 24 MW 

(3) Utilizando gasoil como combustible; se está gestionando un contrato de abastecimiento de gas natural 
desde la R. Argentina para alimentar esas Unidades, y construyendo el gasoducto de alimentación. En 
ese caso, la Central de Punta del Tigre podría funcionar en la base, despachándose antes que las 
unidades de la Central Batlle. 


Todas ellas utilizan como combustible derivados del petróleo, fuel — oil en el caso de las unidades 
Turbovapor (TV) de la Central Batlle, y gasoil en las unidades Turbo gas (TG) de la Tablada, Maldonado y Punta 
del Tigre. En esta última se puede también quemar gas natural. 


Como se advierte, los costos variables de generación son elevados, desde un mínimo de 218 U$S/MWh 
en la 5° unidad, hasta un máximo de 516 U$S/MWh para la turbina a gas de Maldonado. Los costos totales no 
tienen estado público, ni es sencillo calcularlos dado la agregación de la información que se dispone al respecto, y 
dependen además de la asignación arbitraria de gastos fijos de estructura, pero es de suponer que para la Central 
Batlle son altos dada la antigúedad de las instalaciones, que exige un mantenimiento constante. 


Mientras la provisión de gas natural no se normalice, los valores presentados en el cuadro serán los 
costos de la generación termoeléctrica existente, que cubrirá, junto con la importación, la diferencia entre la 
generación hidroeléctrica y la demanda. 


Como referencia, se señala que el precio promedio ponderado de venta de la energía eléctrica por parte 
de U.T.E. en el año 2005 fue de 93,9 USS/MWh, de 103,9 USS/MWh en el año 2006 y de 115,2 USS/MWh en el 
año 2007. En el año 2007, la tarifa eléctrica promedio para los usuarios residenciales fue de 145,4 USS/MWh, y 
para los grandes consumidores, de 67,2 U$S/MWh, verificándose un incremento monótono en todas las 
categorías tarifarias desde el año 2002. En enero de 2007 se verificó un aumento de 8,9%, y en junio de ese año 
se bajaron las tarifas un 2% por el traslado de la baja de costos de U.T.E. como consecuencia de modificaciones 
impositivas; en julio disminuyeron un 1% adicional por la rebaja del I.V.A. como resultado de la reforma 
Impositiva. 
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El gráfico siguiente, elaborado por la Consultora Montamat y Asociados de la R. Argentina, muestra el 
valor de la tarifa residencial en USS/MWh en comparación con la de otros países de Latinoamérica a junio del 
año 2008, evidenciándose que se encuentra entre las más elevadas del continente, junto con la R. Dominicana, 
Panamá, Chile y Guatemala: 


Tarifa eléctrica uso residencial por distribuidora en Argentina y la región 


£ 
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m Edenorte (Rep. Dominicana) 


En cuanto a la tarifa industrial, en una de las categorías relevadas, la tarifa nacional se encuentra en 
quinto lugar, después del Distrito Federal de México, Edemet de Panamá, Chilectra de la R. de Chile, y Light de 
la R. F. de Brasil: 


Tarifa eléctrica uso industrial BT por distribuidora en Argentina y la región 
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La tarifa de uso industrial con baja tensión de suministro considera una demanda máxima de 30 KW y 40% de factor de uso. 
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En las siguientes gráficas se muestra la evolución en el tiempo de cuentas tipo de energía eléctrica, con y 
sin impuestos, para distintos tipos de consumidores, evidenciándose un aumento sostenido del precio a partir del 
año 2002 (Fuente: Dirección Nacional de Energía y Tecnología Nuclear): 
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La potencia y consumo de energía utilizados para definir las cuentas tipo son: 


CUENTA TIPO TIPO POTENCIA (kW) ENERGIA (kWh/mes) 
Ra Residencial mínima 20 
Rb Residencial 1 50 
Re Residencial 2 100 
Rd Residencial 3 200 
Re Residencial 5 400 
Rf Residencial T 800 
Rg Residencial 10 1.600 
Rh Residencial 15 3.200 
Ga General 2 100 
Gb General 3 200 
Gc General 5 500 
Gd General 10 1.000 
Ge General 20 2.000 
Gf General 40 5.000 
Gg General 80 10.000 
Gh General 120 20.000 
Gi General 200 50.000 
Il Industrial 10 1.000 
12 Industrial 15 2.000 
B Industrial 30 5.000 
I4 Industrial 60 10.000 
I5 Industrial 100 25.000 
16 Industrial 300 50.000 
I7 Industrial 350 100.000 
I8 Industrial 1.000 438.000 
19 Industrial 1.750 500.000 
110 Industrial 5.000 2.370.000 
111 Industrial 11.000 5.000.000 
112 Industrial 25.000 16.400.000 


En cuanto al gas natural, se dispone de tres vínculos con la R. Argentina, cuyos detalles se presentan en 


el siguiente cuadro: 


Cruz del Sur Colón — Paysandú Casablanca 
Diámetro del ducto (**) 24 10 12 
Operador BG ANCAP/TGN U.T.E. 
Capacidad (millones | 18 0,5 3 
m'/día) 
Utilización (millones | 0,3 0,1 Sin uso 
m'/día) 
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La imagen siguiente muestra la traza del gasoducto Cruz del Sur: 


Fuente: ANCAP 


En el cuadro siguiente se puede ver el consumo de derivados de petróleo en las unidades térmicas 
(incluye consumos para exportación): 


2000 2001 2003 2004 2005 2006 2007 
Fuel oil (t) 122.794 3.213 2.153 205.385 | 172.867 | 406.994 | 179.592 
Gas oil (m? — 15°C) 16.837 2.652 248 95.085 95.593 | 140.591 | 160.037 


En la gráfica siguiente se muestra la relación que tuvieron estos consumos con el del total de los 
combustibles líquidos en el año 2006: 


fuel oil UTE 
21% 


gas oil UTE 
7% 


fuel oil 
6% 


glp 
8% 


otros 
3% 


naftas automotoras 


gas oil 45% 


40% 


Fuente: Dirección Nacional de Energía y Tecnología Nuclear (DNETN) 
Es esperable que en el futuro aumente significativamente el consumo de combustibles líquidos por parte 
de U.T.E., como resultado del crecimiento de la demanda eléctrica y el consiguiente incremento del despacho de 
las unidades termoeléctricas. 


6.1.3.2. Desactivación (retiro) de unidades termoeléctricas 


Como se advierte en el cuadro presentado en 6.1.3.1., las unidades de la Central Batlle tienen una 
antigüedad de 52 a 32 años. 


Las turbinas a gas de la Central Térmica de Respaldo de la Tablada, diseñadas para funcionar atendiendo 
picos de demanda diarias, tienen un desgaste importante, luego de un uso de catorce años; algo similar sucede 


con la turbina a gas de Maldonado. 


Por consiguiente, se entiende que parte del parque térmico debería llegar al fin de su vida útil en un 
plazo de diez años, lo que debería tenerse en cuenta en el balance. 
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En el Informe de Garantía de Suministro publicado por ADME en el año 2004, se consideró el siguiente 
cronograma de retiro de unidades: 


Vida util estimada para el parque térmico nacional 


Fecha Fecha Vida útil Potencia 
Parque Térmico E/S FIS estimada Nominal Observaciones 


C Batlle Sala B 1955-57 2007 ON [a] 


(C. Batlle 5a. U. | 1970 | 2009 | 39años | semw_| | 
(C. Batlle 6a.U. | 1975 | 2010 | 35años | 125MwW | | 


Cabe señalar también que, desde el punto de vista legal, el decreto 299/003 del 23.7.2003, autorizó a 
UTE a incorporar a la Reserva Nacional prevista en el Reglamento del Mercado Mayorista Eléctrico, a las 
unidades 5* y 6* de la Central Batlle, por ocho años a partir de la entrada en funcionamiento del Mercado 
Eléctrico, por lo que sus costos serían pasibles de ser remunerados en el Mercado hasta esa fecha. Durante el año 
2002, se reglamentó el funcionamiento del MEM; por el decreto 86/003, de 5.3.2003, se prorrogó por dos meses 
la entrada en vigor del Reglamento del Mercado Mayorista Eléctrico; luego el decreto 227/003 extendió la 
prórroga hasta el 30.11.2003, y posteriormente, el decreto 499/003 la extendió hasta el 1.3.2004. Al no haber sido 
derogado ni modificado, el Mercado Eléctrico estaría en vigor en la actualidad, por lo que en el año 2012 se 
cumpliría ese plazo. 


6.1.3.3. Intercambios 
A continuación se muestra un cuadro con la evolución histórica de los intercambios de Uruguay desde el 
año 1995. Desde el año 2000 U.T.E. comenzó a realizar contratos en la R. Argentina en la modalidad de 
“potencia firme con energía asociada”, mediante los cuales se pagaba un cargo por capacidad por la potencia 


contratada y otro cargo por la energía comprada, cuando la hubiese. 


Intercambios de energía eléctrica de Uruguay (Fuente: DNCU) 


Año Exportación Importación Importación por | Importación Neta | % sobre la 
(GWh) (GWh) contratos (GWh) (GWh) Demanda 
1995 254 188 -66 -1,09 
1996 296 309 12 0,19 
1997 402 271 -131 -1,91 
1998 1819 78 -1741 -24,20 
1999 209 708 498 6,61 
2000 767 1328 635 561 7,16 
2001 1240 123 110 -1118 -14,21 
2002 1909 559 559 -1350 -17,56 
2003 954 434 434 -520 -6,74 
2004 2348 n/d 2348 29,00 
2005 826 1585 n/d 759 9,23 


En el año 2000 se realizaron contratos por 365 MW con los generadores Central Puerto, Piedra del 
Águila y San Nicolás. Esos contratos fueron terminados en el año 2002 luego del decreto 1491/02 de la R. 
Argentina que establecía la paridad 1 peso = 1 dólar para los contratos vigentes de exportación, y resultaron de 
gran beneficio para Uruguay, ya que la energía en la R. Argentina se pagaba a muy bajo precio. A fines del año 
2002 se hicieron contratos por 338 MW con la comercializadora CEMSA (y ésta a su vez con diversos 
generadores) a precios acordes a la nueva realidad del mercado Argentino. 


En marzo de 2004, la escasez de gas natural para los generadores argentinos, sumada a una situación de 
sequía, provoca la reducción del suministro por parte de la R. Argentina de los contratos sin respaldo. Los 
contratos con la comercializadora CEMSA quedaron limitados a la central Gúemes, del orden de 140 MW, con 
reducciones a 23 MW cuando dicha Central tuvo fallas. Se mantuvo el precio spot argentino para el pago de la 
energía del contrato. 
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El suministro en Uruguay se mantuvo sólo gracias a que Argentina permitió el acceso, a través de su red, 
de energía interrumpible de Brasil por 300 MW, alcanzando algunos picos a 500 MW, pagando peajes en Garabí 
y en la red argentina, así como impuestos. La importación que se realizó desde Brasil a través de la conversora de 
Garabí y las líneas de transmisión argentinas tuvo precios distintos dependiendo de la fuente de generación que se 
despachó (la hidroeléctrica es la de menor costo, luego la termoeléctrica a gas y por último la termoeléctrica a 
carbón). En general, el precio resultó ser inferior al de la generación termoeléctrica turbovapor nacional. Por la 
conversora de Rivera, de 72 MW de capacidad, se ha importado durante estos años a un precio en el entorno de 
60 U$S/MWh, dependiendo del valor en el mercado spot; en junio de 2007, el precio de la importación aumentó a 
81 U$S/MWh, el 17.7.2007 alcanzó los 155 U$S/MWh, y el 30.7.2007 los 198 USS/MWh, superior a los costos 
variables en las unidades de la Central Batlle. 


La valorización del real verificada en el transcurso del 2007 ha elevado los costos de importación de 
energía eléctrica desde la R. F. de Brasil. 


Desde el 1.2.2005 y hasta el 30.4.2007 estuvo vigente un contrato entre CEMSA y UTE, 
comprometiéndose el primero a proveer una potencia firme de 150 MW. Para respaldar la operación, CEMSA 
suscribió un acuerdo de comercialización de generación con CT Gijemes S.A., por el mismo período. En abril de 
2007 se prorrogó este Contrato por 30 meses, a partir del 1.5.2007, pero el suministro pasó a la categoría de 
“interrumpible”, priorizándose la provisión a la República Argentina. 


En el año 2005 se acordó con la R. Argentina, en el seno de la Comisión de Interconexión, una nueva 
modalidad de compra llamada “contingente”, mediante la cual U.T.E. podría comprar energía proveniente de 
unidades térmicas de ese país que normalmente no son despachadas. El costo de la importación en esa modalidad 
fue algo superior al costo de generación de las unidades de la Central Batlle en ese momento, del orden de los 
90-100 USS/MWh. 


Por otra parte, el precio de los contratos actuales con comercializadores de Argentina es menor que el 
que se tendría al importar desde Brasil, ya que el precio del contrato es cercano al precio monómico resultante en 
el MEM. 


A junio de 2007, el precio monómico del contrato era de 20 US$/MWh, muy inferior al costo de suplir la 
demanda con energía térmica proveniente de las Centrales Batlle o La Tablada, pero fue acordado un pago por 
potencia puesta a disposición que debe cumplirse periódicamente durante la duración del Contrato. 


Sin embargo, la situación de la oferta energética en la R. Argentina, país con el que compartimos en 
esencia un mismo sistema eléctrico interconectado, es precaria, y una de las variables de ajuste disponible para 
sus autoridades es restringir la exportación de energía eléctrica a los países vecinos. En ese sentido, el informe 
“Energía eléctrica” de la DNETN publicado en su página Web, menciona que “Los plazos de entrada en servicio 
de dichas instalaciones (se refiere a las ampliaciones en generación en la R. Argentina) insumen del orden de dos 
o más años, lo que genera incertidumbre sobre la efectiva operatividad de intercambios con el sistema uruguayo.” 


La proyectada interconexión con la R. F. de Brasil, prevista para el año 2009, sólo permitiría la 
importación de electricidad a través de contratos de tipo “interrumpible”, únicos autorizados hasta la fecha por las 
autoridades brasileñas. Las perspectivas de un suministro confiable desde Brasil no son claras, tal como se 
expresaba en 5.2. La generación que proveerá la ampliación de la central a carbón de Candiota (Fase C, de 350 
MW), ha sido vendida a futuro en el mercado mayorista brasileño, a partir de su puesta en servicio en el año 
2010. 


La Companhia Riograndense de Mineração (CRM) proyecta una Fase D de la central de Candiota, que 
sería construida por la Compañía de Generación Térmica de Energía Eléctrica (CGTEE, filial de Eletrobrás), o 
por Tractebel, y cuya producción de energía sería exportada a Uruguay, lo que está siendo estudiado por los 
gobiernos de los dos países. 
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En el cuadro siguiente se muestran las proyecciones de oferta y demanda de energía eléctrica en la R. F. 
de Brasil en el mediano plazo, donde se advierten los desbalances posibles para el período 2008-2010 (en 
ordenadas, GWh/mes): 


80.000 


75.000 


70.000 


65.000 


60.000 


55.000 


50.000 


45.000 


40.000 
2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 


m Oferta m Demanda Ref. m Demanda Alta 


Fuente: Consultora Exceléncia Energética, R. F. de Brasil, 2007. 


En conclusión, en el corto y mediano plazo, la dependencia del abastecimiento eléctrico desde la R. 
Argentina y la R. F. de Brasil permanecerá como un riesgo para el sistema eléctrico uruguayo ante la incierta 
situación que enfrentan nuestros vecinos. 


La enseñanza de los últimos años es que mientras la situación de los países vecinos en el sector 
energético no se aclare, Uruguay deberá hacer los máximos esfuerzos por balancear su oferta y demanda de 
energía eléctrica con recursos propios. El funcionamiento efectivo de los mercados regionales requiere una 
regulación y planificación regional efectiva, que hoy no existe. La integración es, en efecto una gran solución, 
pero sin estos instrumentos es solo una aspiración. 


6.1.3.4. Generación nueva 


A continuación se resumirán las alternativas posibles, evaluando sus ventajas y desventajas a la luz de 
los siguientes factores: 


e Eficiencia económica (menor costo de generación posible, índices de rentabilidad que permitan 
realizar el proyecto, afectación a la competitividad del país) 

e Seguridad energética (disminución de la dependencia energética, riesgo geopolítico y 
confiabilidad de las fuentes de suministros). Es elocuente la cita del Primer Ministro británico 
Tony Blair de octubre de 2006: “En el futuro, los temas relativos a la seguridad energética van a 
ser tan importantes como los relativos a defensa en la agenda diplomática global”. 

e Cuidado del Medio Ambiente (cambio climático, protocolo de Kyoto, uso sustentable de los 
recursos naturales) 
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6.1.3.4.1. Energías renovables 


Inspirado en el Plan Proinfa de la R. F. de Brasil, instituido por la ley 10.438 de 26.4.2002 de ese país, el 
Gobierno uruguayo, a través del decreto 77/006, dispuso que U.T.E. llamara a licitación por hasta 60 MW de 
generación mediante energías renovables (eólica, biomasa y pequeñas centrales hidroeléctricas). Se recibieron 
ofertas por 68 MW en generación eólica y biomasa, sin que se presentaran ofertas de generación hidroeléctrica. 


Para la nueva generación en base a biomasa, se ofertaron 36 MW cuyos precios estuvieron en el rango 
de 77,5 a 98,5 USS/MWh,; para la eólica, las ofertas, por un total de 33 MW, estuvieron en el rango de 55 a 97,5 
U$S/MWh. En todos los casos, estos precios no incluían los costos de conexión. Al contabilizarlos, los precios 
son mayores, correspondiendo a las ampliaciones que deben realizarse en las redes existentes para hacerla 
posible. En el caso de los eologeneradores, que se instalan en los lugares donde el recurso es adecuado, éstos son 
altos, de manera que los precios totales resultantes para esa fuente de energía estuvieron en el rango de 73 a 179 
U$S/MWh. Para la biomasa, la incidencia de los costos de conexión fueron menores, resultando precios totales 
entre 77 y 101 USS/MWh. 


Finalmente, se adjudicaron 35,95 MW, entre proyectos eólicos y de biomasa, de los 60 MW licitados, 
previéndose realizar un nuevo llamado por los 24,05 MW restantes no adjudicados. 


Un informe de la Comisión de Adjudicaciones de U.T.E. recomendó contratar dos proyectos eólicos por 
un total de 6,05 MW y dos de biomasa por 19,9 MW. En ese caso los precios ofertados oscilaban entre 77,9 y 
79,9 U$S/MWh. El Directorio decidió incluir la oferta de un proyecto de biomasa presentado por la empresa 
Fenirol por 10 MW. En este caso -y tras una mejora de oferta- se llegó a un precio de 89,8 USS/MWh. 


Los proyectos eólicos contratados fueron presentados por Amplin de Montevideo (2 MW) y Nuevo 
Manantial de Maldonado (4,05 MW) de energía eólica. En biomasa se contratará el proyecto de la empresa 
Galofer -de Saman y otras arroceras en Treinta y Tres- (10 MW), Velcemar de Rivera (9,9 MW) y Fenirol de 
Tacuarembó por 10 MW. Los contratos son hasta 20 años de plazo y las empresas sólo pueden vender a U.T.E.. 


En el Anexo I se muestra un cuadro con las ofertas presentadas. 


Como se observa, en el caso de la energía eólica el costo de la transmisión tiene una gran incidencia en 
el costo final, debido a que los mejores lugares para la generación eólica están lejos de la red de transmisión. 


6.1.3.4.1.1. Hidroeléctrica 


Existe un potencial hidroeléctrico remanente superior a los 700 MW, con una generación media anual de 
3 TWh. Se trata de aprovechamientos dispersos en todo el país, desde presas importantes a micro 
emprendimientos, con costos unitarios de generación crecientes a medida que se consideran los más pequeños, y 
escasa energía firme (salvo Isla González, en el río Negro). Los costos de generación van desde los 65 USS/MWh 
para el Dique Compensador de Salto Grande, hasta valores de varias centenas de dólares en centrales con grandes 
obras civiles, expropiaciones y escasa generación, como Isla González. 


Los estudios realizados son: 
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e Informe de consultoría contratada por la U.T.E.: “Estudio del equipamiento del sistema eléctrico 
nacional hasta el año 2000”, ejecutado por Lahmeyer International Gmbh-Ingenieros Consultores- 
Frankfurt, Alemania; informe final: Octubre 1980. 

e Convenio UTE - IMFIA (1992-93): “Estudio para la instalación de microturbinas en zonas alejadas de la 
red eléctrica nacional”. 

e Comisión Mixta para el Desarrollo de la Cuenca de la Laguna Merín: Relevamiento para el anteproyecto 
de las Represas y Embalses de Paso Centurión y Paso Talavera. 

e Estudios realizados o contratados por la C.T.M.S.G. sobre el río Uruguay, el primero de ellos en 
conjunto con la Unión Europea y la Comisión Administradora del Río Uruguay. 


Los proyectos hidroeléctricos remanentes en Uruguay tienen el inconveniente de proveer escasa energía 
firme al sistema, obligando a inversiones adicionales en activos de generación de respaldo. Si la comparación se 
hace en función de una potencia garantida a un nivel de confiabilidad dado, el costo se eleva sensiblemente. 
Inversamente, un análisis financiero no pondera adecuadamente la ventaja de un proyecto hidroeléctrico en 
cuanto a la vida útil extremadamente alta de su obra civil, así como de gran parte del equipamiento 
electromecánico y de transmisión, en una región no sísmica como es la de Uruguay. 


Desde el punto de vista de la seguridad energética, si bien reducen la dependencia de insumos 
importados, introducen un factor de incertidumbre debido a la variabilidad de los aportes. 


La mayoría de los embalses que se crearían asociados a los proyectos son de pequeñas dimensiones, ya 
que se trataría de proyectos “a pelo de agua”, y su impacto ambiental, por consiguiente, sería escaso. A su vez, 
estos lagos embellecerían el paisaje, proveerían irrigación y usos recreacionales, y, marginalmente, control de 
crecidas. 


En el segundo de los estudios mencionados, se relevaron 107 puntos adecuados para la instalación de 
pequeñas centrales hidroeléctricas, lo que resultaría en una potencia total instalada de 203 MW. 


En el Capítulo 6.2. se analizan los costos unitarios de la energía de algunos proyectos hidroeléctricos. 
6.1.3.4.1.2. Eólica 
Los principales antecedentes de evaluación de la energía eólica son: 


e "Evaluación del potencial eólico nacional", Informe del Convenio firmado entre la U.T.E. y la 
Facultad de Ingeniería, IMFIA — IE, Facultad de Ingeniería, realizado entre 1988 y 1990. 


e “Evaluación de Energía Eólica: Análisis de Situación y Aspectos Asociados a la Introducción 
de Mayor Potencia- 200 MW-“, de setiembre de 2006, realizado por la Dirección Nacional de 
Energía y Tecnología Nuclear. 


En el primero de los mencionados, se analizaron datos de todo el territorio, identificando inicialmente la 
región sureste como de mayor interés y evaluando sitios de topografía compleja (sierras, etc.) donde el recurso 
eólico es mayor. 


A partir de estos estudios, dentro de un programa del CONICYT-BID, la Universidad de la República 
presentó un proyecto, y, con aporte complementario de fondos de UTE, se realizó la instalación de una planta 
piloto de 150 kW, que se encuentra operando desde marzo de 2000 en Sierra de los Caracoles, Departamento de 
Maldonado. 


UTE construirá un parque eólico en Sierra de los Caracoles, departamento de Maldonado, de una 
potencia de 10 MW, en el marco de un Acuerdo de Conversión de Deuda entre los Gobiernos de Uruguay y 


España. 


Como resultado de lo dispuesto por el decreto 389/005, U.T.E. contrató también la compra de energía 
eléctrica proveniente de un parque eólico de 4,05 MW de potencia, localizado en el departamento de Rocha. 


La energía eólica tendrá una incidencia marginal en el abastecimiento de la creciente demanda; no 
provee potencia firme por su carácter de intermitente. Por otra parte, no es despachable ni el recurso que la 
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alimenta es predecible con precisión. Uruguay no está situado como otros países en un área de vientos alisios de 
dirección e intensidad constante (p. ej., nordeste de Brasil), ni posee litorales marítimos con regímenes 
complementarios (p. ej., España), o, como la R. Argentina, los mejores sitios eólicos del planeta en tierra firme, 
en la estepa patagónica, con velocidades medias anuales de viento de entre 8 y 11 metros por segundo, con un 
potencial estimado en 300 GW. La variabilidad de la generación en cortos períodos de tiempo, exacerbada porque 
la potencia depende del cubo de la velocidad del viento, obliga a mantener despachadas unidades como reserva 
rotante a carga parcial y a veces fuera de su punto de rendimiento óptimo para compensar estas variaciones. Una 
buena producción de energía eólica podría coincidir con períodos de abundancia de hidroelectricidad, y aun de 
vertimiento en las represas, debiendo necesariamente exportarse. 


Como punto a favor, Uruguay dispone de los embalses hidroeléctricos que permiten “acumular” energía 
de origen eólico, en la medida que se reduzca la generación hidroeléctrica cuando operan los eologeneradores. 
Este programa no aumenta la potencia disponible del sistema cuando no funcionan los eologeneradores por 
carencia de viento, por lo cual, para que esta fuente pueda ser considerada para la expansión, debe contar con el 
respaldo de potencia correspondiente. 


El beneficio para la generación hidroeléctrica consiste que la electricidad tiene más valor durante el día 
en los días hábiles que durante la noche, por lo que el despacho hidroeléctrico podría ser gestionado de esta 
manera, privilegiándolo a las horas pico. 


Resulta también favorable la relativa constancia anual de la generación eólica, así como la posibilidad de 
incorporarla en módulos que acompasen el aumento de la demanda. 


Sin embargo, se presenta la dificultad y el costo de instalar un sistema de transmisión desde el parque 
eólico hasta la red existente, entre otras razones, debido a que muchos de estos proyectos afectan zonas de 
protección ambiental. 


El costo de la energía generada está en el entorno de 140 USS/MWh, excluyendo la transmisión, en 
sitios donde se pueda lograr un factor de capacidad del orden de 0,25, suponiendo un costo de inversión de 2.000 
US$S/KW y una tasa de descuento del 12%, aumentando a medida que los generadores eólicos se instalen en 
lugares donde el recurso es menor, y que el costo unitario de inversión o la tasa de descuento considerada sean 
mayores. 


Para producir en el año 2017 los más de 4 TWh complementarios de la generación hidroeléctrica media, 
tal como se definió en 6.1.2.3., sería necesaria la instalación de 1.830 MW en parques eólicos, contando con un 
factor de capacidad uniforme de 25%, similar al de los buenos emplazamientos en nuestro país. La inversión sería 
de alrededor de 3.700 millones de dólares y se ocuparían 230 km? de nuestro territorio con 915 eologeneradores 
de 2 MW. de potencia unitaria. Aun así, restaría por evaluar la confiabilidad de este esquema, y la inversión en 
respaldo necesaria, habida cuenta de la insuficiencia de estudios del potencial eólico que abarquen todo el 
territorio nacional, así como la incidencia y duración de los “estiajes eólicos”, y su correlación con estiajes 
hidrológicos. A diferencia de los aprovechamientos hidroeléctricos, que aportan una cuota —aunque a veces 
reducida- de potencia firme, la componente firme en la energía eólica es nula, requiriendo por consiguiente un 
respaldo equivalente a toda la potencia añadida. El respaldo de menor costo de inversión es el de turbinas de gas 
de ciclo abierto o motogeneradores, lo que añadiría más de 500 U$S/KW a la aplicación de fondos. 


El 16.7.2007 U.T.E. recibió dos ofertas para el llamado a construir un parque eólico de entre 10 y 10,5 
MW en la Sierra de los Caracoles, departamento de Maldonado, como respuesta al segundo llamado de esta 
empresa, tras el primero que se declaró desierto. 


Las ofertas fueron de 23 millones y 25 millones de dólares, lo que señala elevados costos unitarios de 
inversión, del orden de los 2.300 U$S/kW, superiores a los utilizados en la estimación anterior, lo cual indica que 
los costos de instalación en nuestro país, en los lugares más favorables, son superiores a los existentes en Europa. 


La evaluación hecha anteriormente sobre la magnitud de la inversión necesaria en generadores eólicos se 
realizó considerando un valor de 1.300 USS/kW, inferior al verificado actualmente en Europa, pero la oferta antes 
mencionada lo eleva a montos unitarios del orden del común para centrales nucleares, alzando por consiguiente la 
estimación a 4.200 millones de dólares. 


En 6.2.10., 6.2.11. y 6.2.12. se evalúan los costos unitarios de generación para dos posibles proyectos 
eólicos. 
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Cinco países, Alemania, España, EE.UU., India y Dinamarca, en ese orden, ocupan los primeros lugares 
en capacidad eólica instalada, constituyendo el 72% del total mundial instalado, de 79.341 MW, a mediados de 
2007. Se trata de países con matrices eléctricas estables, con amplia predominancia de generación en base a 
combustibles fósiles y nuclear. 


Alemania posee la mayor capacidad eólica en el mundo, con 22,2 GW instalados en el año 2007, un 28% 
del total mundial, y alrededor de un 18% de su potencia instalada. En el año 2006, los eologeneradores 
proveyeron el 4,8% de su electricidad, como se muestra en el gráfico siguiente: 
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Dinamarca es el país del mundo con mayor proporción de eologeneración en su matriz eléctrica y 
generación eólica per cápita, alcanzando casi un 20%, con un factor de capacidad de 20%, pero cuenta con un 
importante respaldo a través de un elevado grado de interconexión con Alemania y sus vecinos escandinavos, 
Suecia y Noruega. En Suecia la generación es en base de hidroelectricidad y nuclear, y en Noruega casi 
totalmente hidroeléctrica; es precisamente la componente hidroeléctrica escandinava la que posee la flexibilidad 
suficiente para proveer las variaciones de potencia necesarias para estabilizar la red danesa. Es relevante también 
que los sistemas eléctricos de estos tres países vecinos son de gran tamaño y pueden actuar como sumideros 
energéticos en caso de generación eólica abundante, por lo cual gran parte de la producción de eoloelectricidad 
danesa es exportada. Los tres países europeos que poseen una gran capacidad eólica instalada, Alemania, España 
y Dinamarca, han desarrollado sendas industrias nacionales de fabricación de eologeneradores, con el 
consiguiente beneficio para sus economías, a partir de subsidios a este tipo de emprendimientos. En la actualidad, 
habiendo colocado su producción localmente, se proponen exportarla al resto del mundo. 


España disputa el segundo puesto mundial con los EE.UU. en capacidad eólica instalada, con 15.145 
MW al 1.1.2008 (12.801 MW a mediados de 2007 y 11.600 MW a fines de 2006), más de seis veces la capacidad 
instalada total de generación en la R. O. del Uruguay en el año 2008. La energía eólica forma parte de las 
energías del “régimen especial” - instalaciones con potencia instalada inferior a 50 MW y que utilizan fuentes de 
energía renovables (solar, eólica, hidráulica y biomasa), residuos y cogeneración-, que han pasado de contar con 
una capacidad instalada de 6.000 MW en el año 1998 a más de 21.000 MW en 2007. Este aumento se ha debido a 
la reducción de los costos de estas tecnologías, principalmente la eólica, y a una política de fomento de las 
energías renovables motivada por la necesidad de disminuir la elevada y creciente dependencia energética de 
España y cumplir con los compromisos españoles del Protocolo de Kyoto. 
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A pesar de este crecimiento en la potencia instalada, la energía eólica representó en el año 2006 un 8,6% 
de la generación total, mientras que el carbón, con un 26%, el gas natural con un 26%, la energía nuclear con un 
23,4% y las centrales a fuel oil con un 4,1% proveyeron el grueso de la generación, aportando la firmeza 
necesaria para que este recurso pudiera tener su lugar en la matriz de generación eléctrica. La gráfica siguiente 
muestra el reparto de la generación eléctrica por tecnología en el año 2007: 
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Fuente: Red Eléctrica de España y elaboración Asociación Empresaria Eólica 


En ese país, el Consejo de Ministros de 31.3.2006 procedió a aprobar la Planificación de los Sectores de 
Electricidad y gas 2002-2011 - Revisión 2005-2011. En lo referente al sub-sector eléctrico, la previsión de 
crecimiento de la demanda determinó que en el horizonte temporal de la revisión será necesaria la instalación de 
al menos 12.000 MW nuevos de potencia de ciclos combinados, que utilizarán como combustible el GNL 
importado y regasificado. El objetivo es la migración de un mix de generación hidrotérmico a un sistema con un 
mix predominantemente eólico y gasista, reduciendo la generación carboeléctrica. España fue en el año 2007 el 
tercer importador mundial de gas natural licuado, por detrás de Japón y Corea. En la gráfica siguiente se 


muestra la evolución histórica y proyectada de la capacidad instalada de cada tecnología de generación eléctrica 
en ese país: 
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Fuente: Red Eléctrica de España 
Este importante crecimiento de la eologeneración en el mundo se ha hecho en base a subsidios. España 


promulgó el Real Decreto 436/2004, de 12.3.2004, que regula la electricidad en régimen especial, 
subvencionando las energías renovables no convencionales y la cogeneración. 
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En función de lo dispuesto por este decreto, un parque eólico de 10 MW, que venda su producción 
libremente en el mercado, percibiría, además del precio negociado en éste, una prima de un 40% y un incentivo 
de un 10%. 


En los EE.UU., en el año 2006, la generación eólica recibía una deducción impositiva de 19 USS/MWh, 
con un ajuste anual por inflación. 


El 23.7.2006 el Real Decreto-Ley 7/2006, desligó las primas por venta a la red de la energía eléctrica de 
origen renovable no convencional de la Tarifa Media de Referencia (TMR), precio que paga el consumidor 
doméstico por la electricidad consumida. Esta norma ha creado incertidumbre entre los inversionistas en este 
rubro, y malestar en la industria eólica y fotovoltaica y productores de electricidad de ese origen, al acotar el 
incentivo percibido. 


Esta medida ha evitado que las primas a las energías renovables no convencionales suban en los 
próximos años al ritmo que previsiblemente lo hará la energía vendida a los consumidores domésticos. 


Es técnicamente posible integrar potencia eólica en un sistema eléctrico, pero el límite está en la 
magnitud que puede ser incorporada con costos sociales y económicos aceptables. La producción de 
eoloelectricidad introduce más incertidumbres en la red, debido a su variabilidad y a que el recurso es sólo 
predecible parcialmente. Para una apropiada gestión de esta incertidumbre, sería necesaria una mayor flexibilidad 
en el sistema eléctrico, con una generación, demanda o transmisión más flexibles. La magnitud de esa flexibilidad 
adicional dependerá de cuánto potencia eólica se incorpore y de cuánta flexibilidad exista en el sistema. Con la 
tecnología disponible actualmente, el máximo grado de penetración eólica con que las empresas eléctricas 
estadounidenses están conformes es del 15%, porcentaje relacionado con la calidad de potencia que debe tener 
el suministro eléctrico. La calidad se altera fundamentalmente debido a la variabilidad del viento y su influencia 
en la potencia eólica generada, resultando una generación eléctrica combinada (eólica más convencional) que 
puede presentar variaciones de corta duración en su tensión y frecuencia. Un grado de penetración eólica 
aceptable, dependerá de diversos factores, tales como: 


e tecnología de las turbinas eólicas. 
e características de operación de la generación convencional. 
e capacidad y longitud de las líneas de transmisión que vinculan la generación a la demanda. 


Desde el punto de vista medioambiental, es importante el impacto paisajístico de los eologeneradores y 
de las líneas de transmisión asociadas, en las serranías del este de nuestro país. 


A partir de la importante suba del precio del petróleo crudo verificada en los últimos años, que 
incrementó el costo variable de generación en las termoeléctricas nacionales, en el año 2008 el costo de la 
eologeneración fue superado por el de la 5* Unidad de la Central Batlle, la de menor costo variable del parque 
termoeléctrico de generación. Por consiguiente, en principio, y mientras se mantenga esa estructura de costos, 
sería posible remunerar y rentabilizar la eologeneración ubicada en sitios favorables a partir del precio spot del 
mercado eléctrico. 


6.1.3.4.1.3. Solar 


La energía solar es una fuente inagotable, especialmente no contaminante, aunque en este aspecto se 
debe considerar la contaminación asociada a la fabricación de los dispositivos que se utilizan para su 
aprovechamiento. La fabricación de su materia prima, el silicio, insume también mucha energía: un kilogramo de 
silicio puro requiere de 15 a 25 kWh de electricidad. 


Sus principales inconvenientes están vinculados con su intermitencia y por el hecho de que es 
esencialmente de baja intensidad, en comparación con otras fuentes como la nuclear o con los combustibles 
fósiles, no así con otras fuentes renovables como la hidroeléctrica o la eólica. 


En cuanto a las potencias involucradas, se debe tener en cuenta que al mediodía solar de un día 
despejado se dispone aproximadamente de 1 kW/m?, que deberá ser multiplicado por la eficiencia en función de 
cuál es el tipo de equipamiento que se está instalando. Integrando en el tiempo la potencia recibida durante las 
horas de insolación, se obtiene la energía recibida, que en promedio anual alcanza en el Uruguay alrededor de 4,6 
kWh/m'.día, variando entre 1,94 kWh/m?.día en junio, a 7,23 kWh/m?. día en enero. Este promedio equivale a 
1.680 kWh/m*.año, valor similar al de Italia. 
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La conversión de energía solar se puede dividir en dos tipos: directa o indirecta. La conversión directa de 
energía solar puede ser para generar calor (fototérmica) o para generar directamente electricidad (fotovoltaica). 
En el caso de este informe, se abarcará únicamente la conversión fotovoltaica. 


Como ejemplos de la conversión indirecta, menciona la energía eólica, la hidráulica y la biomasa, todas 
ellas derivadas de la energía solar. 


Históricamente la conversión fotovoltaica apareció como una aplicación en el ámbito espacial y se 
originó con la celda cristal de silicio cristalino en la década del 50 y su primera utilización fue en el satélite 
Vanguard I, en el año 58. 


Hasta la década del 70 prácticamente no hubo aplicaciones de tipo terrestre por sus elevados costos, 
salvo aplicaciones de tipo militar donde las limitaciones económicas no son importantes. 


Con las crisis del petróleo aparecieron las inversiones en energías renovables para aplicaciones de tipo 
terrestre en particular para la fotovoltaica, tanto en la primera crisis del año 1973 como en la del año 1978. 


Estas inversiones decayeron luego con el descenso del precio del petróleo y se reactivó el impulso por 
cuestiones ecológicas ya entrada la década de los 90. 


Si se observan y se comparan inversiones en energías renovables, en particular en fotovoltaica, con las 
inversiones y subsidios para el desarrollo de otras fuentes, probablemente se encuentre uno de los motivos por el 
cual las renovables todavía no son competitivas con las convencionales, siendo órdenes de magnitud la diferencia 
de las inversiones entre unas y otras. 


Un sistema fotovoltaico tiene como elemento básico a la celda solar que genera una tensión que es 
típicamente de 0,5 V y una corriente del orden de 3-4 A; para que sea útil y aprovechable en algún sistema hay 
que interconectarlas, formando paneles solares que normalmente tienen 36 celdas interconectadas. El panel solar, 
unidad elemental de un sistema fotovoltaico, tiene típicamente una potencia en el rango de 40 a 120 Wico. 


La principal particularidad del aprovechamiento del fotovoltaico es que es completamente modular, 
pudiéndose instalar desde unos pocos a miles de vatios reproduciendo estas unidades tantas veces como sea 
necesario. 


Su precio está en el orden de 4 USS/Wico. En cuanto al sistema en sí, consta, además del módulo 
fotovoltaico, de otros elementos, particularmente de acumulación, dada la intermitencia del recurso, 
controladores de carga para proteger las baterías, eventualmente conversores de corriente continua/alterna, y 
estructuras. Estos elementos adicionales, y su montaje, elevan el costo hasta el entorno de los 10 USS/W pico. 


Estos conversores son necesarios si el equipamiento a instalar es de alterna, en otros casos se prefiere 
evitarlo, utilizando corriente continua en el aprovechamiento. 


Las aplicaciones son numerosas: hay sistemas aislados y sistemas interconectados a la red, sistemas de 
gran interés social tales como la electrificación rural y el bombeo de agua, y otros que son estrictamente 
comerciales como las aplicaciones en comunicaciones, monitoreo remoto, boyas para navegación, protección 
catódica. 


Desde el punto de vista de los sistemas interconectados a la red hay esencialmente dos tipos: integrados 
a edificios en forma distribuida y centrales de potencia. 


A nivel mundial está creciendo muy fuertemente a través de sistemas integrados a la red en forma 
distribuida. 
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Los sectores del mercado fotovoltaico se pueden dividir esencialmente en cuatro: 


mercados tradicionales: comunicaciones, sensores, productos de consumo 
electrificación de viviendas y bombeo de agua en zonas rurales 
generación de electricidad en viviendas interconectadas a la red 

centrales de potencia interconectadas a la red 


Los dos primeros son hoy en día competitivos, dado que en muchos casos la mejor solución son los 
paneles fotovoltaicos, más económicos y confiables. 


Los dos últimos son esencialmente subsidiados y se están desarrollando en países del primer mundo. 


Una instalación aislada consta de un generador fotovoltaico, eventualmente acoplado a un generador 
auxiliar, un acondicionamiento de potencia para cargas de corriente continua o alterna y un acumulador. 


En cambio una instalación interconectada a la red sólo tiene acondicionamiento de potencia, no tiene 
acumulación. Una instalación conectada a la red le vende a la red cuando le sobra y le compra a la red cuando le 
falta y en los países, en particular en Alemania y España, donde esto se está impulsando, lo que la empresa de 
energía eléctrica le paga al usuario por el kWh es mayor que lo que el usuario le paga a la empresa por la compra 
del kWh. 


Japón lidera el ranking mundial de producción de paneles solares, con una producción de 250 MW en el 
año 2002-2003. 


Se advierte claramente una política de crecimiento mucho más intensiva en Japón y en Europa que en 
Estados Unidos, que ha pasado a ser tercero a nivel mundial desde el punto de vista de su producción anual. 


Las empresas líderes en la producción de paneles son petroleras o grandes proveedoras de productos 
electrónicos, tales como Sharp, British Petroleum, Kyocera, Shell, que ha comprado a Siemens Solar, Sanyo. 


En cuanto a las tecnologías, el silicio cristalino, que es el que originó toda la industria fotovoltaica en la 
década del 50 y después, con reactivación en la década del 70, mantiene su liderazgo, contrariamente a lo que se 
suponía hace unos años, cuando se pensaba que sería reemplazado. El silicio tiene algunas ventajas de estabilidad 
que son ampliamente conocidas desde el punto de vista tecnológico pero tiene algunos inconvenientes desde el 
punto de vista del costo. La eficiencia de conversión es un factor clave para que las instalaciones fotovoltaicas 
sean competitivas. La máxima eficiencia lograda hasta la fecha ha sido de 42,8%, por un consorcio liderado por 
investigadores de la Universidad de Delaware, en el programa VHESC. Las celdas solares comerciales tienen 
rendimientos en el rango de 6 a 18%. 


La mayor parte del mercado al día de hoy, es, en un 80%, silicio o una variante de silicio, y luego existen 
contribuciones muy pequeñas de los materiales llamados de película delgada. 


En cuanto al mercado fotovoltaico internacional, en el año 2004 por primera vez se superaron los 1.000 
MW producidos por año con un crecimiento del 70% con respecto al año anterior. 


En el año 1992 la mayoría de las instalaciones a nivel mundial eran no conectadas a la red, mientras que 
a partir del año 2000 ha crecido muy fuertemente la penetración de sistemas interconectados a la red. 


En agosto de 2007 entró en servicio la mayor central eléctrica solar de potencia del mundo en Brandis 
(Alemania del Este), construida por la empresa Juwi Gmbh. Está compuesta de 550 mil paneles fotovoltaicos de 
tecnología de película delgada, y su potencia alcanzará los 40 MW ico cuando esté finalizada en el año 2009, 
produciendo 40 GWh/año. La inversión llegará a 130 millones de euros (175 millones de dólares), lo que arroja 
un costo unitario de inversión de 4,38 U$S/W pico, valor muy competitivo en relación con el costo en el mercado 
de los paneles fotovoltaicos. En esta central, los paneles de película delgada fueron provistos a un costo de 1,29 
USS/W pico por la empresa First Solar Inc., primer fabricante norteamericano, lo que permitió la sensible reducción 
del costo unitario total antes citado. La central ocupa 110 hectáreas y el área total de los paneles es de 400.000 
m?. Su vida útil proyectada es, como mínimo, de 20 años. Una central similar a la mencionada produciría 
alrededor de 67 GWh en nuestro país. 


A comienzos del 2008, las centrales de generación solar en operación más potentes en el mundo son: 
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Hoya de Los Vincentes, Jumilla (Murcia, España), de 23 MW, El Calaverón (España), 21 MW, Trujillo (España), 
de 20 MW, Beneixama (España), de 20 MW, Nellis (EE.UU.), de 14 MW, Salamanca (España), de 13,8 MW, 
Lobosillo (España), de 12,7 MW, Arnstein (Alemania), de 12 MW, Serpa, Portugal, de 11 MW, Pocking 
(Alemania), de 10 MW, Milagro, España, de 9,5 MW, Mühlhausen (Alemania), de 6,3 MW, Rote Jahne 
(Alemania), de 6,0 MW, Darro, España, de 5,8 MW, Miegersbach (Alemania), de 5,3 MW, Kameyama (Japón), 
de 5,2 MW. 


Al igual que en el caso de la energía eólica, la expansión de la generación solar se ha producido en base 
a importantes subsidios. En el caso español, en función de lo dispuesto en el Real Decreto 436/2004, la 
electricidad de origen fotovoltaico que se inyecte a la red se paga hasta 5,75 veces (440 €/MWh durante el año 
2006) sobre el precio de la tarifa eléctrica media durante los primeros 25 años de funcionamiento del panel y, a 
partir de entonces hasta 4,6 veces (350 €/MWh en el año 2006), lo cual supone, en la práctica, que muchas 
empresas y ciudadanos particulares hayan preferido realizar una inversión financiera, subvencionada por los 
contribuyentes, instalando en su tejado paneles fotovoltaicos, en vez de realizar una inversión tecnológica en 
ahorro energético. 


Por último, es de destacar la existencia de centrales de generación de energía eléctrica por conversión 
fototérmica, llamadas centrales de concentración de energía solar. Es un tipo de instalación que creció 
fuertemente en la década del 80 en Estados Unidos, basadas en concentradores cilíndricos parabólicos, con líneas 
de hasta 100 metros de largo y dos o tres metros de ancho, logrando generar en reemplazo del uso de 
combustibles fósiles o de la energía nuclear. La fuente caliente de origen solar, complementada eventualmente 
con una caldera que utiliza como combustible gas natural, produce vapor sobrecalentado, que acciona una turbina 
relativamente convencional. Se instalaron en Estados Unidos en esa época varias centrales, de las cuales las que 
quedan en servicio totalizan 354 MW de capacidad. En junio de 2007 entró en servicio Nevada One, la mayor 
planta de este tipo construida en en el mundo en los últimos 15 años, de 64 MW de potencia, situada en el 
desierto de Nevada (EE.UU.). El costo total del proyecto fue de 250 millones de dólares. 


El 30.3.2007 se inauguró en Sanlúcar la Mayor (Sevilla) la primera central de energía solar de este tipo 
de Europa con explotación comercial. La central solar PS10 se encuentra a 25 km al oeste de la ciudad de Sevilla 
y fue construida por la empresa española Abengoa, con una inversión total de 35 millones de euros, 5 millones de 
los cuales fueron aportados por el Quinto Programa Marco de Investigación de la Unión Europea, concedidos por 
su planteamiento altamente innovador. 


La central, de 11 MW, fue proyectada para producir 23 GWh de electricidad al año. La ejecución del 
proyecto tuvo una duración de 54 meses, desde el 1.7.2001 hasta el 31.12.2005. La PS10 es la primera de una 
serie de centrales termoeléctricas solares que serán construidas en la misma zona y que llegarán, en 2013, a una 
potencia total de más de 300 MW. 


Vista aérea de la central termoeléctrica solar PS10 


El proyecto AndaSol, en la provincia de Granada, España, cuya entrada en servicio de la primera unidad 
está prevista para fines de julio de 2008, consta de tres centrales con concentradores cilíndricos parabólicos, de 50 
MW cada una, Andasol-1, Andasol-2 y Andasol-3. Con una inversión de 310 millones de euros para cada planta, 
se trata de una de las mayores del mundo. Esta central introduce como innovación la posibilidad de ser 
despachada, lo que se consigue gracias a campos solares sobredimensionados respecto a las turbinas y al 
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almacenamiento de la energía térmica sobrante durante las horas de insolación, en grandes tanques de sales 
fundidas. Esta energía térmica acumulada genera electricidad a demanda en momentos en que la luz solar 
disminuye o es nula. 


Otra de las alternativas fototérmicas es la combinación de un paraboloide de revolución con un motor de 
tipo Stirling en su foco, funcionando con un ciclo similar de tipo Carnot y con eficiencias muy altas de alrededor 
del 50%. 


La tecnología de concentración con espejos de difracción Fresnel es también muy prometedora y de 
menor costo que las anteriores, habiéndose inaugurado en Almería, España, una central de este tipo, de 1 MW, el 
9.7.2007. 


Por último, se experimenta con la combinación de heliostatos que concentren la energía solar en paneles 
fotovoltaicos (tecnología HCPV), habiéndose comenzado la construcción de la mayor central de este tipo, de 154 
MW,, en el estado de Victoria, Australia. 


En nuestro país y en América del Sur la electrificación rural es la aplicación más importante, pero no hay 
que dejar de lado, y tener en vista, la evaluación de la regulación y legislación en relación con sistemas 
interconectados, así como la futura combinación fotovoltaica-hidrógeno que por ahora es sólo un concepto. 


Considerando la información presentada anteriormente para la central de Brandis, y el potencial de 
generación de una similar en nuestro país, se advierte que el costo de la energía eléctrica producida es muy 
elevado, careciendo de potencia garantida. El área ocupada por la central es muy importante, y no puede ser 
utilizada con otros fines prácticos, como en el caso de la eólica, por lo que habría que tener en cuenta el costo 
de adquisición o arrendamiento del terreno para su implantación. Se plantea entonces, también en este caso, el 
uso alternativo de la tierra, en forma más aguda que en el caso eólico, biomasa o hidroeléctrico. Si se colocan en 
un terreno fértil simplemente reemplazan una fuente renovable (biomasa) por otra (solar), de mayor eficiencia. 
Nuestro país no dispone, como otros, de grandes extensiones desérticas con gran insolación, favorables a estos 
emprendimientos, y que posiblemente en el futuro, constituyan una fuente competitiva de generación eléctrica a 
medida que los paneles fotovoltaicos sean de mayor eficiencia y de menor costo, como se ha ido verificando 
paulatinamente, y la transmisión de energía con superconductores pueda hacerse a menor costo y a largas 
distancias. Las superficies que están disponibles en nuestro país, idóneas a tal fin, son las de los edificios y 
construcciones existentes, especialmente galpones y techos de fábricas, en los denominados sistemas BIPV 
(Building Integrated PhotoVoltaic”, o sea, sistemas fotovoltaicos integrados a edificios). 


La generación es máxima en el horario de resto, y en la estación de verano, cuando es menor la 
demanda. El respaldo de potencia debe ser por la totalidad de la capacidad de la central, al igual que en el caso 
eólico. 


En 6.2.11. se evalúa el costo de generación respectivo, incluyéndose en el análisis el costo de 
adquisición o arriendo de la tierra. 


6.1.3.4.1.4. Biomasa 


La generación dendrotérmica (a partir de biocombustibles sólidos, líquidos y gaseosos primarios y 
secundarios derivados de los bosques, árboles y otros terrenos boscosos) fue propuesta en el año 1986 en U.T.E. a 
través del informe “Proyecto de una Central Termoeléctrica con caldera a leña”, cuyos autores fueron los Ings. 
Gilberto Cian y Pedro Antmann. En los años posteriores se continuaron estos estudios por parte de una consultora 
sueca. 


En octubre de 2006 la Dirección Nacional de Energía y Tecnología Nuclear publicó un informe 
“Generación de energía eléctrica a partir de la biomasa en Uruguay. La Dendroenergía.”, donde se analizan las 
posibilidades de esta alternativa. 


En función de las tasas de crecimiento de la biomasa forestal en Uruguay, se estima que una hectárea 
proveería el equivalente a 5.000 litros de fuel oil. Según este estudio, para abastecer la demanda verificada en el 
año 2005, de 8,23 TWh, sería necesario utilizar leña proveniente de alrededor de 700.000 hectáreas de bosque, 
valor cercano a las más de 750.000 hectáreas forestadas con pinos y eucaliptus, cifra que no incluye el área del 
monte nativo, protegido por ley. 
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En la figura siguiente se muestran las áreas forestadas artificialmente en el año 2005, por sección 
judicial: 


REFERENCIAS 
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Fuente: Dirección General Forestal, 2005 
Las fuentes para el uso dendroenergético son: 


e Cultivos energéticos (plantaciones exclusivas para uso energético: oleaginosos, alcoholígenos o 
lignocelulósicos) 

e Residuos en el campo (materiales lignocelulósicos producto de la cosecha o los manejos 
silviculturales) 

e Residuos industriales (aserrín, licor negro, costaneros y otros) 


La utilización de la tierra para cultivos energéticos plantea su competencia en destinos con mayor valor 
agregado, tales como el agrícola o el uso industrial de la madera (aserrío, materia prima para celulosa, tableros de 
contrachapado, aglomerado, MDF, OSB, etc.), actividades ambas que tienen un importante y creciente desarrollo 
en el Uruguay. 


En cambio puede resultar interesante la utilización como combustible para la generación dendrotérmica 
de los desechos de la biomasa (residuos forestales, cáscara de arroz, etc.), aunque su volumen está acotado y es 
de disponibilidad zafral. 


La Dirección General Forestal del Ministerio de Ganadería, Agricultura y Pesca ha evaluado en el año 
2006 las disponibilidades de ambas categorías de residuos, para la parte forestal. En la categoría de residuos en el 
campo, se dispondría en el año 2007 de 1:160.000 toneladas, y de 1:657.000 toneladas en el año 2015, repartidos 
en forma desigual en el territorio nacional, destacándose los departamentos de Río Negro, Rivera, Tacuarembó, 
Paysandú y Lavalleja. Estos volúmenes equivalen a una capacidad de generación de 92 MW en el año 2007 y de 
132 MW en el año 2015. En la categoría de residuos industriales, no vinculados a la industria de la celulosa, los 
volúmenes son de 878.000 toneladas en el año 2007, equivalentes a 87 MW, y de 2:668.000 toneladas en el año 
2015, que podrían generar 266 MW. Por último se consideraron los residuos de la industria de la celulosa, que 
serán empleados en las propias plantas productoras para su autoabastecimiento energético, con posibles 
excedentes a la red. 


En el Capítulo 6.2.6 se evalúa el costo de generación de una Central dendroeléctrica. 
En términos de energía neta, el proceso agrícola de obtención de la biomasa y la logística del transporte 


y acopio, requiere el insumo de combustibles fósiles, por lo cual, si no se cumplen condiciones espaciales de 
proximidad y concentración del recurso, el balance energético puede incluso ser negativo. 
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Esto es especialmente válido para los residuos en el campo, donde las dificultades se vinculan con la 
logística del transporte, la concentración de los residuos, la estacionalidad del stock y su contenido de humedad. 


En cuanto a los residuos industriales, que son los de mayor interés por su concentración en las plantas 
fabriles, las nuevas tecnologías de fabricación de tableros tienden a reducirlos en gran medida: el OSB, por 
ejemplo, aprovecha el 96% del tronco de madera, contra el 56% en el caso del aglomerado. Asimismo, a medida 
que la industria de los tableros se consolide, se establecerá una importante demanda para determinado tipo de 
residuos (aserrín, astillas), que se utilizan como insumo en esta rama industrial. 


Los desechos de la biomasa presumiblemente se valorizarán en el futuro en la medida que progresen las 
tecnologías de producción de combustibles líquidos a partir de los mismos, los denominados biocombustibles de 
segunda generación. A fines de la década de los 80, el Centro de Investigaciones Tecnológicas (CIT) de la 
División Investigación y Desarrollo de ANCAP investigó exhaustivamente las soluciones técnicas posibles para 
la sustitución de los derivados del petróleo a partir de productos provenientes de la biomasa. Entre otras, se puede 
obtener metanol, DME e hidrógeno a partir del gas de síntesis de la madera y, por el proceso de síntesis catalítica 
Fischer-Tropsch, gas oil, gasolina o kerosene sintéticos de muy alta calidad, libres de azufre y aromáticos. La 
sintesis Fischer-Tropsch permitía obtener alrededor de 100 litros de gas oil sintético por tonelada de madera, pero 
la experiencia de la nueva planta de Choren en la R. F. de Alemania duplica con creces ese rendimiento. 


En particular, se destaca la obtención de etanol a partir de la celulosa y la lignina, para lo cual ya existen 
dos plantas en funcionamiento en el mundo, que utilizan el proceso de hidrólisis enzimática: logen Corporation 
en Ottawa, Canadá, y BioEthanol Japan, en Osaka, Japón, emprendimiento conjunto de Marubeni Corp. y 
Tsukishima Kikai Co., Ltd., y tres en construcción en los EE.UU.: Range Fuels Inc., en Treutlen County, estado 
de Georgia (síntesis Fischer-Tropsch), Verenium Corporation, en Jennings, Luisiana (hidrólisis enzimática), y 
BlueFire Ethanol Fuels Inc., en Lancaster, California (hidrólisis ácida concentrada). La empresa española 
Abengoa Bioenergy anunció el 23.8.2007 sus planes para construir en Hugoton, en el estado norteamericano de 
Kansas, una planta que convertirá los residuos de las cosechas y otra vegetación en etanol, con una inversión que 
asciende a 219 millones de dólares, contando ya con plantas pilotos en BCyL (Salamanca, España) que usa como 
materia prima paja de trigo y cebada, y en York (NE, EE.UU.), ambas con tecnología de hidrólisis enzimática. 


El objetivo del Gobierno de los Estados Unidos de Norteamérica es que el etanol de celulosa sea 
competitivo con la gasolina en el año 2012. 


En la gráfica siguiente se aprecia la proyección en el tiempo de los costos de producción del etanol 
producido a partir de distintas fuentes de biomasa (lignocelulósico (“LC”), caña de azúcar en Brasil, y maíz en 
los EE.UU.). En ordenadas, US$S/litros de gasolina equivalente: 
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Fuente: Etanol a partir de materiales lignocelulósicos, elaborado por G. Schaffeld, 2006, a partir de 
información de NREL, EIA e IPE 


El 18.4.2008, la Canciller alemana Angela Merkel inauguró en Freiberg (Sajonia este) la primera 
refinería en el mundo de biocarburantes de segunda generación, loando lo que calificó de "un trabajo conjunto de 
la política, la economía y la ciencia". La empresa Choren producirá en este sitio 18 millones de litros anuales de 
biodiesel, denominado Carbo-V, fabricado a partir de 65.000 T anuales de residuos de madera seca. Para este 
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cometido, se apoya en la petrolera Shell y los constructores de automóviles Daimler y Volkswagen, utilizando un 
procedimiento de gasificación y síntesis catalítica Fischer-Tropsch. La planta produce biodiesel con un 
rendimiento de 260 1/Ton de madera seca. 


En la figura siguiente se muestra el esquema de operación del proceso de obtención del combustible 
(BTL, Biomass To Liquid, Biomasa a Líquido) en esta planta: 
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Fuente: Choren Biomass GmbH 


Los residuos serán demandados como insumo en instalaciones de este tipo, cuya producción de 
combustibles líquidos para el transporte y otros fines es de mayor valor agregado que como insumo para la 
producción de electricidad, y colabora en la reducción de la dependencia de combustibles líquidos de origen fósil 
en el sector del transporte, que es el mayor consumidor de energía de nuestro país. En la actualidad, el etanol 
se produce a partir de azúcares simples y almidones, mientras que la celulosa y la lignina constituyen más del 
80% de la biomasa, siendo la celulosa el compuesto orgánico más abundante en la naturaleza. Sería posible una 
gran reducción de costos en su producción si se utilizase una proporción mayor del material de una planta 
hidrolizando el material lignocelulósico en azúcares, y éstos en etanol. La producción de etanol no competiría de 
esa manera con la agricultura para la alimentación humana, ya que sería fabricado a partir de residuos, 
propendiéndose así a un empleo racional del recurso tierra. En la hipótesis moderadamente optimista de una 
conversión por hidrólisis ácida de la glucosa y la xilosa con una eficiencia de 95%, podrían obtenerse 340 litros 
de etanol por tonelada de eucalipto (base seca); en ese caso, el volumen de residuos industriales de la madera que 
estima la Dirección General Forestal para el año 2007 equivalen a casi 300:000.000 litros de etanol. De acuerdo 
con información proporcionada por el Ministerio de Transporte y Obras Públicas, en el año 2005, Uruguay 
consumió 288:284.000 litros de gasolina, aunque cabe mencionar que el etanol tiene menor poder calorífico que 
la gasolina, y menor densidad energética. 


Coincidentemente con esta afirmación, el 20.6.2007, el Ministro de Industria, Energía y Minería, Jorge 
Lepra, anunció que su Ministerio había firmado convenios con Universidades norteamericanas para avanzar en el 
estudio de este asunto. ANCAP participó a partir de 1987 del proyecto CYTED-D “Obtención de etanol a partir 
de materiales lignocelulósicos”, auspiciado por los organismos españoles ICI y CAICYT, junto con otros países 
iberoamericanos. 


Por el momento, estos biocombustibles tienen un costo superior al de los derivados del petróleo, 
fundamentalmente por el costo de capital de las biorefinerías, pero se estima que su costo irá progresivamente en 
descenso a medida que se mejore el proceso tecnológico. El rendimiento actual está en el orden de los 270 litros 
por tonelada de madera seca. 


Durante la visita a los países escandinavos que iniciara el 10.9.2007 el Presidente de la R. F. de Brasil, 
Lula da Silva, dirigida a promover acuerdos para el uso de biocombustibles, se firmaron acuerdos entre la 
empresa Petrobras y la compañía danesa Novozymes y la Universidad Tecnológica de Dinamarca para desarrollar 
el etanol a partir de la celulosa. Brasil pretende aumentar la producción de etanol de la caña de azúcar 
aprovechando la celulosa del bagazo y de las hojas de la caña de azúcar. A fines de octubre de 2007, Petrobrás 
anunció que prevé poner en servicio en el año 2011 una planta semi industrial de producción de etanol a partir del 
bagazo de la caña de azúcar, tomando como modelo la experiencia adquirida en el funcionamiento de una planta 
piloto inaugurada ese mes. 
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El 29.11.2007 la empresa norteamericana Gulf Ethanol anunció la adquisición de los derechos 
exclusivos de la tecnología desarrollada por la empresa Meridian Biorefining Inc. para procesar más 
eficientemente los residuos lignocelulósicos en la producción de etanol. 


La utilización de combustibles líquidos a partir de los residuos de la madera, en lugar de su uso como 
combustible para la producción de electricidad, contribuiría en mejor medida en la reducción de la dependencia 
del petróleo, si se utilizasen en el sector del transporte, el mayor consumidor de energía en el Uruguay, donde 
su sustitución por la electricidad es más difícil. Su uso para la generación termoeléctrica, en la medida que no se 
dé en aprovechamientos de cogeneración, tiene una eficiencia no mayor a 25%, dada la pequeña escala de estos 
emprendimientos. 


A partir de la puesta en marcha de la planta de producción de celulosa de Botnia, y, en el futuro, de 
nuevos emprendimientos en este rubro, se plantea la posibilidad de producir combustibles líquidos a partir de la 
gasificación del licor negro resultante del proceso industrial. En la actualidad, este licor negro es utilizado para la 
producción de energía eléctrica para el propio proceso industrial; en la medida que se cuente en nuestro país con 
excedentes de generación eléctrica, como sería en el caso de la nucleoelectricidad, éstos podrían sustituir la 
autoproducción de las plantas de celulosa, habilitando la posibilidad de una importante producción de 
biocombustibles, tales como el metanol, en instalaciones que se construirían a estos efectos. 


A la espera de la consolidación y difusión de estos adelantos tecnológicos, los residuos de la madera 
pueden utilizarse para la fabricación de pellets de madera, sustituyendo eficientemente los combustibles fósiles 
en la calefacción de los hogares y en las calderas industriales, automatizando su alimentación, como se hace en la 
actualidad en Europa, Canadá y los EE.UU. 


Ban uam a 
pa p am umm +e 
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A la izquierda, descarga manual de leña en el Centro de Montevideo. A la derecha, camión cisterna de 
pellets de madera abasteciendo una vivienda mediante bombeo neumático en Europa. 
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Las fotografías siguientes ilustran sobre la magnitud de los desechos industriales de la madera 
acumulados en el departamento de Tacuarembó: 


5 


Se destaca como elemento positivo de los proyectos de generación termoeléctrica que utilicen los 
residuos de la biomasa como combustible, sus menores costos asociados a la inserción en la red eléctrica en 
comparación con los proyectos de eologeneración, explicables porque muchas veces dichos residuos provienen 
de industrias demandantes de energía eléctrica previamente establecidas en el sitio del emplazamiento, que ya 
disponen de cierta infraestructura y holgura en la red, facilitando la inyección de potencia eléctrica. 


Se entiende preferible que se comiencen a utilizar los residuos para sustituir el fuel oil y el gas en la 
industria, a través de la cogeneración, dada la gran ventaja comparativa de costos que se verifica en ese caso. La 
generación dendroeléctrica en un ciclo Rankine utiliza un porcentaje menor de la energía química de la madera 
que su uso en cogeneración en una industria o parque industrial que consuma simultáneamente energía eléctrica y 
térmica. Su pelletización reduciría sus costos de distribución en todo el país. 


En la licitación convocada por U.T.E. para la contratación de generación a partir de energías renovables, 
se adjudicó la oferta de la empresa Fenirol S.A. de Tacuarembó, por 10 MW generados a partir de residuos 
forestales, a un precio de 89,8 USS/MWh. Este valor es inferior al costo variable de generación de la 5* unidad de 
la Central Batlle, la de menor costo del parque termoeléctrico de U.T.E., que ascendía a 169 U$S/MWh al 
10.9.2008. En el Capítulo 6.2. se compara el costo de una central de generación dendroeléctrica con los de 
generación de energía eléctrica de base (nuclear, carbón, gas natural regasificado). El total de residuos de la 
industria forestal disponibles en el año 2015 en todo el país no alcanzarían para generar los 4 TWh necesarios 
para abastecer la demanda junto con la oferta hidroeléctrica media. 


Como consecuencia de la controversia mundial sobre el desarrollo de estos energéticos, la Organización 
de la ONU para la Alimentación y la Agricultura (FAO) prepara un exhaustivo informe sobre los 
biocombustibles, en un intento de dilucidar su impacto real. Las conclusiones de ese estudio se presentaron en 
una cumbre mundial sobre los biocombustibles del 2 al 4 de junio de 2008 en Roma. Según su director, Jacques 
Diouf, el impacto de los biocombustibles dependerá de la situación de cada país, de sus capacidades de 
producción, de sus recursos de tierra y agua, del impacto en los programas de medio ambiente, y de si los 
beneficiarios serán los grandes o los pequeños productores. 


El Presidente de Brasil, Lula da Silva, argumentó en la cumbre de la FAO en Roma que el etanol de 
maíz producido por los EE.UU. sólo podía competir con el de caña porque era “anabolizado” por subsidios y 
protegido por barreras tarifarias; distinguió el “mal etanol” del “buen etanol”, este último, producido a partir de la 
caña de azúcar, como en Brasil. 


Después del debate entre los países de la OCDE y los emergentes, incluyendo a Brasil, el director 
general de la entidad, Angel Gurria, informó que hubo un acuerdo en que el biocombustible subvencionado sea 
clasificado en una categoria negativa. 


El estudio de la OCDE que orientó el debate estimaba que los subsidios para la producción de 
biocombustibles en los países miembros de esa entidad alcanzaron 15 mil millones de dólares en el año 2007, 
superando, según algunas estimaciones, el costo de extraer el petróleo a partir del cual se obtendría un volumen 
equivalente al de los biocombustibles comercializados. 
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La posición negativa de la OCDE refuerza la presión sobre los grandes productores de biocombustibles 
en medio de la discusión sobre la crisis alimenticia mundial. 


Este organismo estima que la producción mundial de biocombustibles puede duplicarse en el período 
2008-2017. Según las proyecciones, en el año 2017 un tercio de los cereales secundarios cosechados de los 
EE.UU., más del 60% del azúcar producido en Brasil y más del 80% de los aceites vegetales en la Unión Europea 
pueden tener como destino la producción de biocombustibles. 


La OCDE insiste en que las ventajas del etanol de primera generación para la seguridad energética y 
ambiental son menos importantes que lo estimado y apuesta al desarrollo de las tecnologias de producción de 
segunda generación. 


Las instituciones internacionales también han expresado una visión negativa al respecto. El 27.10.2007, 
el relator especial de la ONU para el derecho a la alimentación, Jean Ziegler, calificó el uso creciente de cultivos 
para producir biocombustibles, como sustitutos de la gasolina, como un crimen contra la humanidad, indicando 
que temía que éstos trajeran más hambre, debido al crecimiento de su producción, lo que ha influido en el 
incremento del precio de algunos cultivos a niveles récord, declaraciones que fueron reiteradas el 14.4.2008. El 
Fondo Monetario Internacional (FMI) expresó su preocupación en el año 2007 de que la creciente dependencia 
global en los granos como fuente de combustibles podría tener serias implicaciones para los sectores de menores 
ingresos. El 18.4.2008 el Director Gerente de este organismo, Dominique Strauss-Kahn declaró que producir 
biocombustibles a partir de alimentos plantea "un verdadero problema moral" en momentos en que los países 
pobres se enfrentan a una grave crisis alimentaria. 


Estas declaraciones fueron respondidas enérgicamente por el Ministro de Asuntos Exteriores brasileño, 
Celso Amorim, quien culpó a los subsidios y barreras europeas y estadounidenses, y no los biocombustibles, de 
ser los que perjudicaron la producción de alimentos en el mundo. 


6.1.3.4.2.. Conclusión - energías renovables 


En suma, dada la prioridad en transitar por una expansión en activos de generación que agreguen firmeza 
al sistema, ésta debería apuntar en lo inmediato en ese sentido. Uruguay ya depende para su producción de 
energía eléctrica a partir de renovables en más de un 75%, ocupando un lugar de privilegio a nivel mundial en ese 
sentido (sector eléctrico español 2006: 18,38%, UE 25 año 2006: 14,65%), pero con la consiguiente dependencia 
de factores climáticos variables. Las energías renovables -biomasa e hidroelectricidad- constituyeron en el 2005 
un 36% en la matriz energética total, un 25% en el año 2006 y un 46,92% en el año 2007 (España 2006 —biomasa, 
hidroelectricidad y eólica-: 6,6%, UE 25 en 2006: 6,92%). 


En 1997, la Unión Europea estableció metas ambiciosas para promover las energías renovables. La 
Comisión Europea dispuso que éstas deberían representar un 12% del total del consumo europeo en el año 2010. 
En el año 2001, a través del Artículo 3 de la Directiva 2001/77/EC, aumentó este requerimiento en el sentido de 
que el 22% de la generación eléctrica debería provenir de fuentes primarias renovables para el año 2010. Esa 
meta general se derivó en objetivos para cada uno de los países miembros, y posteriormente, con la ampliación de 
la UE con nuevos países, éstos debieron adoptar esta meta al 1.5.2004. El objetivo general para la Unión Europea 
se redujo entonces al 21%, según la tabla siguiente: 


Porcentaje de generación eléctrica Meta de porcentaje de generación 
a partir de renovables sobre la eléctrica a partir de renovables sobre 
generación total en 1997 (%) la generación total en 2010 (%) 
Austria 70 78 
Bélgica 1,1 6 
Dinamarca 8,7 29 
Finlandia 24,7 31,5 
Francia 15 21 
Alemania 4,5 12,5 
Grecia 8,6 20,1 
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Irlanda 3,6 13,2 
Italia 16 25 
Luxemburgo 2,1 5,7 
Holanda 3,5 9 
Portugal 38,5 39 
España 19,9 29,4 
Suecia 49,1 60 
Reino Unido 1,7 10 
Chipre 0,05 6,0 
República Checa 3,8 8,0 
Estonia 0,2 5,1 
Hungría 0,7 3,6 
Letonia 42,4 49,3 
Lituania 3,3 7,0 
Malta 0,0 5,0 
Polonia 1,6 7,5 
Eslovaquia 17,9 31,0 
Eslovenia 29,9 33,6 
UE 25 12,9 21,0 


El Parlamento Europeo, a su vez, votó en octubre de 2005 a favor de una propuesta para que en el año 
2020, un 20% del total del consumo de energía primaria fuese a partir de renovables. La Unión Europea se 
comprometió en marzo de 2007 a reducir sus emisiones de dióxido de carbono en un 20% con respecto a los 
niveles de 1990, lo que obliga a que 20% de la energía que se consuma en la UE proceda de fuentes renovables y 
que 10% de los carburantes sean biocombustibles. 


En enero de 2008, el acuerdo se transformó en un plan de lucha concreto por país que obligará a varios 
países miembros a cumplir con metas que no son del agrado de las grandes industrias. Alemania, por ejemplo, 
deberá reducir sus emisiones en 14% hasta 2020 y aumentar para esa fecha el consumo de energía renovable a 
18%. En cambio, los países de menores ingresos de la UE podrán aumentar su cuota de emisión de CO, pero 
también deberán cumplir con sus deberes en el uso de energía renovable. 


El ambicioso paquete de medidas, que aún debe ser aprobado por los gobiernos de los 27 países 
miembros, tendrá un costo de alrededor de 0,5% del PIB comunitario, equivalente a 60 mil millones de euros 
anuales hasta 2020. 


En América del Sur, bajo la coordinación de CEPAL, se celebró el 30.10.2003, en Brasilia, la primera 
Conferencia Regional de Energías Renovables, con la asistencia de las autoridades de los Ministerios de Medio 
Ambiente y de Energía de toda la región. Allí se acordó impulsar la denominada “Plataforma de Brasilia”, que 
decidió “...impulsar el cumplimiento de la meta de la Iniciativa Latinoamericana y Caribeña para el Desarrollo 
Sostenible, de lograr en el año 2010, que la región, considerada en su conjunto, utilice al menos un 10% de 
energías renovables del consumo total energético, sobre la base de esfuerzos voluntarios”. 


Como se indicó anteriormente, Uruguay supera con creces estas exigentes metas en la actualidad. 
Las energías renovables son, en esencia, una utilización indirecta de la energía solar, y por lo tanto, por 


su naturaleza, difusas y variables. La variación antes indicada de su incidencia en la matriz energética total 
en tres años consecutivos (2005/2006/2007) es una muestra dramática de este aserto. 
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La energía eléctrica de origen solar, eólica o a partir de las mareas o las olas, no puede ser controlada 
para proveer directamente un suministro continuo para la generación de base, ni para la potencia de pico cuando 
sea requerida. 


El camino a recorrer debería ser pues el inverso, dirigiendo las inversiones a soluciones que provean, en 
lo posible: 


e una magnitud suficiente en términos energéticos que satisfaga el balance a futuro entre oferta 
firme y demanda, arribando a una matriz estable luego de esas transformaciones. 

e satisfagan las condiciones de eficiencia económica, seguridad energética y cuidado del medio 
ambiente. 


6.1.3.4.3. Central de ciclo combinado a gas natural 


La estrategia de la utilización del abastecimiento argentino de gas natural para la generación 
termoeléctrica y para el uso industrial no ha resultado exitosa, dado los problemas de suministro que resultaron a 
partir del quiebre cambiario en ese país. 


El gas natural, que ingresó al mercado en 1998, ha llegado al 3,55% de participación en la matriz 
energética en el año 2007, con un leve incremento respecto al año 2004. Se pretende en la actualidad lograr una 
provisión al menos parcial para utilizarlo como combustible en las turbinas a gas recientemente instaladas en 
Punta del Tigre, lo que las haría despachables en la base del diagrama de carga, al generar con menor costo 
variable que las unidades de la Central Batlle. 


El fuerte aumento en las retenciones a las exportaciones de gas que dispuso la R. Argentina en abril de 
2008 aumentó el costo de este energético para la industria nacional y para su posible uso en la generación 
termoeléctrica. El precio será el más alto que tenga que afrontar la R. Argentina por sus compras externas de gas 
o del GNL que comenzó a arribar a partir de mayo de 2008 a un barco regasificador fondeado en el puerto de 
Ingeniero White, próximo a Bahía Blanca (Cf. Capítulo 5.1.). El GNL proviene de Trinidad y Tobago y tiene un 
costo para ese país de entre 14 a 16 U$S/MBtu, mientras que el procedente de Bolivia cuesta 7 USS/MBtu y el 
que se paga a la producción local argentina, 1,5 USS/MBtu. 


La construcción de una central de ciclo combinado, o la transformación de las unidades de Punta del 
Tigre en ciclos combinados, quedará supeditada a una provisión confiable de gas natural desde la R. Argentina. 
El caso chileno es ilustrativo en cuanto a esa posibilidad: en ese país se ha decidido importar gas natural licuado 
por vía marítima, a través de dos terminales. La primera de ellas, cuyas obras comenzaron el 17.5.2006, está 
situada en la bahía de Quintero, en la zona central de Chile. Inicialmente el proyecto consideraba una inversión 
de 450 millones de dólares para una capacidad de 5,7 millones de metros cúbicos diarios, pasando luego a uno de 
10 millones ampliables a 19 millones de metros cúbicos diarios con una inversión no menor a U$S 940 millones. 
Las obras estarán finalizadas a comienzos del año 2010, y proveerán hasta el 40% de la demanda de gas de ese 
país. En esa fecha estarán listos los tres tanques de almacenaje de la planta, suficientes para exportar incluso 
sobrantes a la R. Argentina y llevar el gas hacia el sur, hasta la ciudad de Concepción. Los socios de la empresa 
GNL Quintero son British Gas, con un 40%, y el resto se divide en tres partes de 20% entre Enap (estatal), 
Endesa Chile y Metrogas. Los contratos firmados por Chile para la provisión futura oscilan entre 8 y 10 
U$S/MBtu. 


La segunda está situada en el puerto de Mejillones, 1.400 km al norte de Santiago de Chile, y la 
ceremonia de colocación de la piedra inaugural por parte de la Presidenta Michelle Bachelet se realizará el 
24.3.2008, siendo los socios del emprendimiento la empresa minera estatal Codelco y la multinacional franco- 
belga Suez Energy International. La terminal tendrá una capacidad de suministrar 5,5 millones de metros cúbicos 
diarios, y estaría lista para fines de 2009 o inicios de 2010. La inversión en el muelle y la planta de regasificación 
en tierra se ha previsto en 500 millones de dólares. Entre los posibles abastecedores del gas licuado que se 
gasificará en la planta de GNL Mejillones están Indonesia y Trinidad y Tobago. 


El suministro de gas podría asegurarse en nuestro país con un proyecto similar, pero subsiste el 
inconveniente de que los volúmenes a contratar no se acomodan con la baja incidencia del uso del gas natural en 
nuestra matriz energética, y obligarían probablemente a quemar gas obligadamente en las centrales 
termoeléctricas que lo utilizasen como combustible, aun cuando hubiese generación hidroeléctrica abundante y 
vertimiento en dichas centrales. El precio a que se contrataría a largo plazo estaría además indexado con el del 
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petróleo, determinando su creciente valor en el tiempo. La R. F. de Brasil, que se encuentra en proceso de 
instalación de terminales de regasificación, ha previsto realizar sus compras en el mercado spot de ese energético. 


El lunes 6.8.2007, en Buenos Aires, los presidentes Hugo Chávez de la R. B. de Venezuela y Néstor 
Kirchner de la R. Argentina firmaron un acuerdo para construir una planta de regasificación en Bahía Blanca con 
una inversión de U$S 400 millones. Uruguay fue invitado a participar de este proyecto y aceptó el ofrecimiento. 
Durante su visita a Montevideo el 8.8.2007, el presidente de Venezuela firmó un acuerdo energético con Uruguay 
por el que se comprometió a estudiar también una planta de regasificación en Montevideo. La R. B. de Venezuela 
no posee aun plantas de licuefacción en su territorio. 


El 9.8.2007, el entonces Ministro de Industria, Jorge Lepra, señaló a medios de prensa que ambas plantas 
pueden ser factibles y, en la misma jornada, una delegación encabezada por el presidente de UTE, Ing. Beno 
Ruchansky, el de Ancap, Ing. Daniel Martínez, y el de la ANP, Ing. Fernando Puntigliano, estuvieron en Buenos 
Aires en contactos por ese asunto. 


En ocasión de esa visita, el entonces presidente de Ancap, Ing. Daniel Martínez, informó que la 
capacidad estimada de producción sería de entre ocho y diez millones de metros cúbicos diarios y que la 
inversión rondaría los 1.000 millones de dólares, requiriéndose una remodelación de infraestructuras portuarias y 
dragado del canal de acceso al puerto de Montevideo. 


Confirmó también que el proyecto incluye el suministro de gas a Argentina afectada por una severa 
crisis en el sector energético. 


Las autoridades argentinas han promocionado dos iniciativas, incluida una terminal temporal de 
regasificación en Bahía Blanca, y otra más permanente que compartiría con Uruguay en Montevideo. 


A mediados de abril de 2008, el Ministro de Planificación Federal de Argentina, Julio de Vido, informó 
que un total de 64 compañías expresaron su interés en la planta de Bahía Blanca que desarrollarán la energética 
estatal argentina, Enarsa, y la petrolera estatal venezolana, PDVSA. 


Otras 42 empresas han respondido al llamado a expresiones de interés referente a la construcción de la 
planta de Montevideo que proyecta Enarsa con las energéticas estatales uruguayas Ancap y UTE. 


Una alternativa a considerar es la provisión de gas natural regasificado por un navío que, a la vez que 
transporta y almacena gas natural, lo regasifica en la propia embarcación. Se trata de los barcos LNGRV 
(Liquefied Natural Gas Regasification Vessel, navío regasificador de gas natural licuado), cuya operación ya 
cuenta con más de diez años de experiencia. Su ventaja es la flexibilidad en la operación, pudiendo operar 
offshore, descargando el gas en una boya. El navío puede llegar con la carga de GNL a nuestras costas en el 
otoño austral, cuando la demanda de gas en el hemisferio norte disminuye, y luego volver allí en el otoño boreal. 
Como se describió anteriormente, la R. F. de Brasil y la R. Argentina ya han están utilizando esta alternativa. 


También sería posible concebir swaps de gas regasificado proveniente de la planta de Quintero, Chile, a 


través de la red de gasoductos argentinos, en el caso en que el país trasandino tenga excedentes de ese energético 
y la R. Argentina no se interese en su importación. 
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El cuadro siguiente muestra la evolución de los precios spot en el mercado norteamericano: 


Import Prices (USD/MBtu) - Liquefied Natural Gas (LNG) 
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Fuente: Consultora Exceléncia Energética, R. F. de Brasil, 2007. 


La gráfica siguiente muestra la evolución del precio del gas natural en distintos mercados. El precio del 
GNL en los EE.UU. sigue estrechamente el de Henry Hub. 
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Fuente: Heren, WGI 


La cadena de costos del gas natural licuado (GNL) importado por vía marítima contempla los siguientes 
componentes: 


Gas en boca de pozo en origen 

Bombeo a la planta de licuefacción 

Licuefacción a -162 °C y almacenamiento en lugar cercano al puerto 
Embarque en la nave tanquera 

Transporte marítimo 

Descarga y almacenamiento en estado líquido, cercano al puerto 
Regasificación 
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e Bombeo e inyección a la red de distribución. 


Si se añaden los elementos de esta cadena de costos, y en particular, el componente de amortización de 
la cuantiosa inversión en la Terminal de Regasificación y del transporte en buques metaneros desde la planta de 
licuefacción, elevaría el costo del gas natural a valores cercanos a 10 U$S/MBtu, con el consiguiente impacto en 
el precio de la electricidad así generada, que resultaría en un valor unitario de 76 USS/MWh. Si se dispusiese de 
gas natural por cañería proveniente de la región, a un precio de 7 USS/MBtu, el costo unitario de generación sería 
menor, de 57 USS/MWh. 


El precio de paridad del gas con un barril de petróleo a 145 dólares por barril, como llegó a verificarse 
en julio de 2008, es de 24 USS/MBtu, el doble del precio del gas natural en ese mes, del orden de 12 U$S/MBtu 
en Henry Hub, EE.UU.. A pesar de que por el momento el gas natural tiene un precio de paridad energética 
inferior al del petróleo, de acuerdo con las perspectivas de evolución de este mercado, que se presentan a 
continuación, es posible que los valores del gas regasificado en el futuro resulten superiores a los de paridad con 
el crudo. 


Si la central de ciclo combinado funcionase con gasoil, el costo de generación sería mayor al de 
funcionamiento con gas obtenido de una planta de regasificación. El impacto medioambiental sería mayor y algo 
menor la vida útil del equipamiento (Cf. Cálculo del costo de la energía producida en los Capítulos 6.2.3. y 
6.2.4.). 


La utilización de gasoil como combustible en lugar de gas natural conlleva emisiones de óxidos de 
azufre y trae efectos perjudiciales a los catalizadores que controlan las emisiones de óxidos de nitrógeno y 
monóxido de carbono, situados dentro de la caldera de recuperación de calor. Aumenta asimismo los costos de 
mantenimiento de la turbina de gas y la frecuencia de las inspecciones necesarias para asegurar la adecuada 
operación del circuito de combustible líquido; también se incrementan las emisiones de CO, con respecto a su 
operación con gas natural. 


El riesgo de la opción de generar electricidad con gas proveniente de una planta de regasificación 
consiste en que la entrada del gas natural licuado en la matriz energética nacional se dará en un contexto 
de alta movilización del mercado mundial, con una demanda elevada, particularmente en la cuenca 
atlántica. 


El gas natural, al igual que el petróleo, presenta una disparidad geográfica importante entre los países 
con grandes reservas y los grandes consumidores. Tres países, Rusia, Irán y Qatar, tienen en conjunto casi el 57% 
de las reservas mundiales de gas natural, estimadas en el año 2007 en 6.183 TCF (billones de pies cúbicos). Los 
países de la OCDE sólo poseen el 9% de las reservas mundiales. En el cuadro siguiente se ilustra la distribución 
mundial de las reservas, producción y demanda de gas natural (Fuente: BP Statistical Review of World Energy 
June 2006): 


REGION RESERVAS PRODUCCION CONSUMO 
(en %) (en %) (en %) 
NORTEAMERICA 3,92 25,74 26,36 
SUD Y CENTROAMERICA 4,13 6,34 6,32 
EUROPA & EURASIA 3,16 10,88 19,13 
EX UNION SOVIETICA 32,43 27,52 21,67 
MEDIO ORIENTE 40,11 10,58 9,13 
AFRICA 8,00 5,90 2,59 
ASIA Y PACIFICO 8,25 13,03 14,80 
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Estos mismos datos se representan a continuación en las siguientes gráficas: 


Reservas mundiales 
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SUD & CENTROAMERICA (4,13%) 
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Países que son importantes consumidores de gas natural, y al mismo tiempo productores, tienen un 
limitado horizonte de Reservas/Producción. Según el resumen estadístico de British Petroleum del año 2007, la 
relación R/P para algunos países y regiones en esa condición es la siguiente: 


País Relación Reservas/Producción (años) 
EE.UU. 11,3 
Canadá 8,9 
México 8,9 
Total América del Norte 10,6 
Total Sur y Centroamérica 47,6 
Reino Unido 6 
Dinamarca 7,4 
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Es particularmente relevante la situación de los EE.UU., Canadá y el Reino Unido, cuyos suministros de 
petróleo y gas están en declinación, y que desarrollaron su sector energético a partir de una amplia utilización de 
estos recursos. Aun cuando el incremento de reservas verificado en Noruega atenúa el efecto de la declinación 
británica, se prevé que la producción de gas natural europea en el 2010 caiga a los niveles del año 2000. La 
totalidad de América del Norte, incluido México, enfrentan el problema de un limitado horizonte de reservas en 
relación a la producción. En el caso de Canadá, que exporta parte de su producción a los EE.UU., esta situación 
afecta las posibilidades de conversión profunda del petróleo pesado que extrae de las arenas bituminosas en el 
Estado de Alberta. La totalidad de los países de la OCDE tienen una relación R/P que promedia 14 años. 


En la actualidad, aproximadamente la mitad del consumo de gas de la Unión Europea se satisface con 
gas importado por cañería y GNL, procedente de sólo tres países (Rusia, Noruega y Argelia). De mantenerse la 
tendencia actual, las importaciones de gas de ese subcontinente aumentarían un 80% en los próximos 25 años. 


El panorama para las naciones industrializadas de la OCDE es claro: en su conjunto, estarán expuestas a 
una creciente dependencia de importaciones de gas natural, y a una exposición al mercado internacional en lugar 
de mercados regionales. Esas importaciones serán provistas mayoritariamente por cargamentos de GNL, en cuyo 
caso el riesgo mayor no es el de reservas sino político. Con la excepción de Australia y Noruega, la mayoría de 
los nuevos proyectos de GNL se están desarrollando en países que no son miembros de la OCDE. 


Se espera que el GNL represente el 20% de la provisión de gas natural de los países de la OCDE a 
finales del año 2010. 


Junto con la declinación de las reservas, los elevados precios de la oferta de gas natural extraído en 
América del Norte y las proyecciones de incremento de su demanda favorecen un crecimiento sustancial de la 
importación de gas natural licuado (GNL) en los EE.UU. 


En las gráficas siguientes se visualizan proyecciones del crecimiento de las importaciones de gas natural 
licuado para América del Norte en los próximos años, que tendrán una gran incidencia en la cuenca atlántica, 
tanto en los precios como en la disponibilidad de transporte. La gráfica de la figura 1 proyecta la tendencia para 
toda América del Norte, siendo la unidad del eje de ordenadas miles de millones de pies cúbicos de gas 
regasificado diarios (“billions of cubic feet/day”). La gráfica de la figura 2 es una proyección oficial de la EIA, 
agencia del Departamento de Energía de los EE.UU., publicada en el año 2006, que muestra las importaciones 
netas de gas natural de los EE.UU. desde distintas procedencias (GNL, Canadá, Méjico), a partir del año 1960, y 
su proyección hasta el año 2030. La unidad de medida en ordenadas es de millones de millones de pies cúbicos de 
gas regasificado por año (“trillions of cubic feet”, o TCF). 


= LNG 
Mexico 
Canada 
Alaska 
Lower 48 Production 


North America Demand 3 


2000 


Figura 1 Figura 2 
Proyecciones de oferta y demanda hasta 2014 para Proyección de las importaciones netas de gas natural de 
América del Norte EE.UU. por fuente 
Fuente: El Paso Energy Corporation Fuente: EIA, Annual Energy Outlook 2006 


Las gráfica de la figura 3 muestra las proyecciones del crecimiento de la demanda de GNL en los 
EE.UU. según distintas agencias e institutos (en ordenada, miles de millones de pies cúbicos de gas regasificado 
por día). En ordenadas, la unidad de medida es de millones de toneladas de gas licuado por año (“mtpa”). 
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Figura 3 Figura 4 
Proyecciones de las importaciones de GNL de los Proyección de la demanda mundial de GNL en los 
EE.UU. según distintas agencias e institutos distintos mercados 
Fuente: El Paso Energy Corporation Fuente: Poten & Partners, EIA y Boletin Estadístico de 


British Petroleum 


En el cuadro siguiente se muestra la proyección de las tasas anuales de crecimiento acumulativo de la 
demanda de distintos combustibles para el período 2005-2010: 


Combustible Tasa de crecimiento anual (%) 
Petróleo 2 
Gas natural 2 
Gas natural licuado 13 
Gas natural licuado en los EE.UU. y Canadá 33 


Fuente: British Gas 


La tasa de crecimiento anual del GNL en el mundo en el período 1980-2005 fue de 5,3%. En el período 
2001-2005, el aumento de la demanda fue explosivo: el comercio de GNL creció a una tasa de 29%, la capacidad 
de licuefacción en 48 mil millones de metros cúbicos por año y la flota de navíos metaneros en un 75%. 


Es interesante señalar, a los efectos comparativos, que la proyección de importaciones anuales de GNL 
previstas para los EE.UU. en el año 2010 por la EIA (cf. figuras 2 y 3), alrededor de 2 TCF, equivalen al 
consumo anual conjunto del año 2006 de la R. Argentina y de la R. F. de Brasil. 


El mayor crecimiento de la demanda de GNL ocurrirá en la cuenca atlántica, al añadirse un significativo 
crecimiento de la demanda europea a la ya analizada en América del Norte. La proyección de la demanda de 
GNL en esta región hasta el año 2010 puede verse en el siguiente gráfico: 
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Fuente: Poten & Partners 


En las gráficas siguientes, se presenta la prospectiva de la evolución de las capacidades de las plantas de 
licuefacción y regasificación en la Cuenca Atlántica. Se evidencia el déficit de capacidad de licuefacción con 
respecto al de regasificación, lo que anuncia una utilización de las plantas regasificadoras inferior a su 
capacidad nominal y dificultades para el abastecimiento. 
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A la izquierda, evolución de la capacidad de las plantas de licuefacción existentes y proyectadas en la 
Cuenca Atlántica; a la derecha, evolución de la capacidad de las plantas de regasificación existentes y 
proyectadas en ese mismo espacio geográfico. 


Fuente: “Proyecto de LNG para Uruguay y Argentina”, FIER 2007, Ing. Daniel Martinez, ANCAP 
En la gráfica siguiente se muestra el mismo estado de situación, presentándose la totalidad de los 


proyectos de inversión en GNL, tanto en plantas de licuefacción como de regasificación, en fase de planeamiento, 
ingeniería o construcción, para el periodo 2008-2012: 
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Durante el 2005 y particularmente el 2006 se produjo el desvío de destino de cargamentos de gas natural 
dirigidos a los EE.UU., hacia Europa, y viceversa, dependiendo del precio ofrecido por el mismo. España, tercer 
importador mundial de GNL, por detrás de Japón y Corea, ha sido mayoritariamente la destinataria de estos 
desvíos. Según la Agencia Internacional de Energía (Natural Gas Market Review 2006: Towards a global gas 
market, International Energy Agency), este tipo de negocio vinculará más estrechamente los mercados de gas de 
América del Norte y de Europa en el futuro, incrementando la transmisión de señales de precios. 


La intensa movilización que experimentará en el futuro el mercado atlántico de GNL tendrá una 
importante incidencia sobre el precio de este producto, vinculándose en forma cada vez más estrecha con el del 
petróleo, ya que muchos de los usos del gas natural pueden ser sustituidos por los de los derivados del petróleo, y 
la mayoría de los contratos de aprovisionamiento están indexados con el precio del crudo. En el año 2004, la 
generación eléctrica en centrales alimentadas con gas natural constituyeron en los EE.UU. el veinte por ciento del 
total, mientras que las que utilizan carbón participaron en un cincuenta por ciento. La EIA, agencia del 
Departamento de Energía de los EE.UU. proyecta el crecimiento de este porcentaje de generación en base a gas 
natural, en un 22% hasta el año 2015, luego de lo cual, según su informe “International Energy Outlook 2007”, 
publicado en mayo de 2007, “a partir del 2015, el incremento del precio del gas natural, junto con incentivos 
para las tecnologías de generación limpias en base a carbón, desalentarán la construcción de nuevas centrales que 
utilicen gas natural, privilegiándose las que utilicen carbón como combustible. Las centrales a gas natural 
disminuirán su participación al 16% de la generación total, y se incrementarán las de carbón a un 57% en el año 
2030. La utilización de gas natural para generación eléctrica tendrá un pico en el año 2020, con 7,2 TCF de 
consumo, declinando a 5,9 TCF en el año 2030.” 


No se ha analizado aquí el potencial de la demanda futura de gas natural de China y la India, que en el 
2006 consumieron en conjunto menos gas natural que la totalidad de América del Sur en ese mismo período. 


Este incremento del precio del gas regasificado tendrá su correspondencia en el de la electricidad 
generada a partir de ese combustible. En un estudio publicado en enero de 2006 en Chile por la consultora Synex 
—que realizó en el pasado asesoramientos en el Uruguay-, se recomienda no proseguir con la línea de instalar 
nuevos ciclos combinados a gas y se sugiere redimensionar los proyectos de importación de GNL sólo como 
respaldo del suministro actual cuando pierdan vigencia los contratos de suministro de gas desde la R. Argentina, 
en 2012-2013 (Cf. Centro de Estudios Públicos: «Proyecto GNL: ¿Le conviene a Chile?», Synex, Ingenieros 
Consultores, Santiago de Chile, enero de 2006). 


En la R. F. de Brasil ha sido muy discutida la instalación de las dos terminales de regasificación, 
señalándose que de esa manera se estaban utilizando fondos de Petrobrás que hubiesen tenido una mejor 
aplicación en la aceleración del desarrollo de las reservas de gas costas afuera de Santos. La instalación de las 
terminales se adoptó, entre otras razones, como salvaguarda frente a los problemas derivados de la 
nacionalización de los yacimientos de gas bolivianos. En Brasil, la discusión del grado de penetración deseable 
del gas en la matriz energética generó en el pasado debates entre diversos sectores dentro de Petrobrás y de 
Eletrobrás, más propensos a la autarquía. Finalmente, la integración a través del gasoducto Gasbol fue aceptada, 
porque Petrobrás participaría en el upstream en los yacimientos de Bolivia y en el control del gasoducto, lo que 
no amenzaba esa autarquía. 
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Según el presidente de British Gas en Brasil, Luiz Carlos Costamilan, el mercado mundial de GNL 
tendrá un equilibrio precario a partir de 2012. Los Estados Unidos prevén aumentar su número actual de cinco 
terminales de regasificación a 24 en el año 2009, y muchos otros países tienen también ese mismo propósito de 
diversificación de su matriz energética. Este ejecutivo advirtió sobre los riesgos políticos y geopolíticos que 
podrá sufrir este comercio de combustibles, ya que los exportadores africanos y de Medio Oriente presentan 
problemas de inestabilidad capaces de traer a Brasil trastornos similares a los que este país experimenta en la 
actualidad con Bolivia. 


Problemas similares podría enfrentar Uruguay, que dependería de proveedores situados en zonas lejanas 
con riesgos de inestabilidad política (en la cuenca atlántica: Nigeria, Guinea Ecuatorial, Argelia, Egipto, Trinidad 
y Tobago), convirtiendo a esta opción en problemática en lo referente al factor seguridad energética. La imagen 
siguiente muestra las plantas de licuefacción y regasificación existentes y proyectadas que podrían abastecer a 
nuestro país: 


PLANTAS LICUEFACCIÓN 


k EXISTENTES 


PROYECTO O 
CONSTRUCCIÓN 


PLANTAS REGASIFICACIÓN 
EXISTENTES 
A PROYECTO O CONSTRUCCIÓN 


Fuente: “El creciente rol de Uruguay en el flujo energético del Cono Sur. Los nuevos proyectos de GNL 
y las potencialidades de las cuencas offshore”, Gas Summit 2008, Soc. Germán Riet, ANCAP 
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En el mapa siguiente se muestran los proyectos de plantas de licuefacción y regasificación que se 
conciben en la región para la próxima década. La R. B. de Venezuela tendría disponible una planta de 
regasificación a partir del año 2013 y la R. F. de Brasil a partir de 2015. 
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Fuente: Gas Energy Latin America 


La seguridad energética asociada con el gas es diferente a la vinculada con el petróleo. La principal 
diferencia es que el suministro de gas, así como el de la electricidad, está basado en redes, y depende por lo tanto 
de la infraestructura, siendo más difícil el cambio de proveedor. 


La suerte del país importador de gas natural licuado queda ligada a la situación de la o las plantas de 
licuefacción con la que se han hecho contratos de provisión, situación diferente a la del mercado petrolero, mucho 
más diversificado y flexible en cuanto al abastecimiento. 


Asimismo, lentamente se va conformando un bloque de países con importantes reservas gasíiferas que 
mantienen reuniones periódicas con el fin de analizar la evolución de este mercado, lo que podría constituir el 
embrión de un cártel de exportadores de gas natural. 


La aspiración de estos productores es la de ser “price setters”, ubicando el gas en destino al costo de 
oportunidad del combustible alternativo, sea éste fuel oil o gas oil. 


Por último, la planta de regasificación plantea riesgos asociados con su operación, y con la descarga de 
los buques metaneros, los que requieren además canales de navegación adecuados, todo lo cual limita las 
opciones para su localización. 


6.1.3.4.4. Central termoeléctrica a carbón/petcoke 


La generación a base de carbón trae importantes problemas ambientales que obligan a la utilización de 
calderas de lecho fluidizado, de alto costo, para que las emisiones gaseosas no contaminen. Aun así, resta por 
resolver el problema de de las emisiones de dióxido de carbono que contribuye al calentamiento global, y los 
riesgos del almacenamiento del carbón que alimenta la central termoeléctrica, que obliga a medidas para evitar su 
autoignición. En algunos casos, la práctica de humedecer el carbón para evitarla genera efluentes líquidos que 
constituyen otra fuente de contaminación potencial. 
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Además de los problemas ambientales, se debe considerar que todos los combustibles fósiles tendrán su 
precio vinculado estrechamente al del crudo, por lo que la variación y volatilidad de éste repercutirá 
inevitablemente sobre ellos. El carbón ya ha sufrido un incremento de este tipo, reflejo del aumento del crudo. Si 
bien los yacimientos carboníferos tienen una distribución geográfica mejor y más adecuada que la de los otros 
combustibles, y que las reservas son cinco veces mayores que las de petróleo, suficientes a nivel mundial para 
proveer toda la demanda de energía por más de 200 años, volver a una economía basada en ese combustible es 
difícil en la práctica porque falta tecnología barata, adecuada y extendida en todos los países para la captura de 
las emisiones contaminantes y de efecto invernadero. Las metas del Protocolo de Kyoto para disminuir estos 
últimos difícilmente puedan ser cumplidas con una vuelta al carbón como combustible dominante. 


Una serie de informes publicados recientemente, entre los cuales el “World Energy Outlook — 2007” de 
la Agencia Internacional de Energía, reseñan sobre el hecho de que el mayor productor de carbón del mundo, la 
R. P. China, alcanzará su pico de producción en los próximos 10 a 15 años, con una declinación abrupta a partir 
de ese momento. Dado que la producción china es la mayor del mundo (casi el doble que la de los EE. UU., que 
tiene la mayor reserva) el mercado mundial de este energético estará principalmente influida por el perfil de 
producción chino. 


Según este informe, China pasará a ser un importador neto de carbón, como lo es la India actualmente, 
aumentando las presiones de demanda en los mercados mundiales. El gráfico siguiente muestra la evolución de 
las importaciones de esos países (eje ordenadas izquierdo en Mtce, millones de toneladas de carbón equivalente): 
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Fuente: World Energy Outlook 2007, ATE 


Vietnam, octavo exportador de carbón energético del mundo, planea suspender totalmente las remesas 
de carbón al exterior a partir del año 2015. 


Estas decisiones de Vietnam aumentarán los costos de las centrales termoeléctricas del sur de China, que 
estarán obligadas a enfrentar gastos adicionales de transporte de este mineral desde las minas del norte del país o 
de su importación de otros países. Los precios del carbón han subido a niveles récord en el año 2007 debido a la 
demanda china, que genera un 78% de su energía eléctrica a partir del carbón, y a episodios de interrupción del 
abastecimiento por parte de Australia y de Sudáfrica. 


El precio de referencia del carbón asiático en Newcastle, Australia, que constituye una importante 
indicación a nivel mundial, subió un 81% desde comienzos de 2008 hasta la semana finalizada el 22.6.2008, de 
acuerdo con la evolución del índice semanal globalCOAL NEWC, que llegó a 162,66 U$S/Ton en esa fecha; en 
junio de 2008 subió un 18% con respecto al mes anterior, cerrando a 163,38 U$S/Ton. 


Uruguay ratificó el Protocolo de Kyoto a través de la ley 17.729, de 23.11.2000, siendo incluido en él 
como país “No Anexo — I”, es decir, forma parte de aquéllos que no están obligados a cumplir metas concretas de 
reducción de emisiones. Sin embargo, de acuerdo a lo dispuesto por el artículo 10, asumió compromisos 
concretos; entre otros, en este artículo se acuerda que “Todas las Partes .... a) Formularán, donde corresponda y 
en la medida de lo posible, unos programas nacionales y, en su caso, regionales para mejorar la calidad de los 
factores de emisión.... b) Formularán, aplicarán, publicarán y actualizarán periódicamente programas nacionales 
y, en su caso, regionales que contengan medidas para mitigar el cambio climático......Tales programas guardarían 
relación, entre otras cosas, con los sectores de la energía...”. 
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Por otra parte, puede existir la posibilidad de que se acuerden nuevas disposiciones de restricción de 
emisiones, válidas para todos los países del mundo, a partir del año 2012, cuando finalice el primer período de 
compromiso del Protocolo de Kyoto. 


El costo de la energía eléctrica generada en una central de este tipo es del orden de 101 U$S/MWh, 
estimando el precio del carbón en 140 USS/Ton CIF, pero en este valor no se ha incluido la amortización de las 
obras necesarias para un puerto carbonero, dragados, el enlace ferroviario para el aporte de carbonato de calcio a 
la caldera de lecho fluidizado, y los costos de la disposición de las cenizas y el sulfato de calcio. Tampoco se han 
valorizado las externalidades de las emisiones gaseosas. 


Los volúmenes movilizados son muy importantes: una central a carbón de 500 MW de potencia, con un 
buen rendimiento térmico consumiría 1:600.000 toneladas de carbón anuales funcionando al máximo de su 
capacidad, lo que obligaría a no menos de tres embarques mensuales para su importación, y un acopio en la 
central no menor a 160.000 toneladas. 


La alternativa de la instalación de una central de Gasificación Integrada en Ciclo Combinado (GICC, o 
IGCC, sigla en inglés) no se ha considerado, ya que su costo de instalación, del orden de 1.900 USS/kW, es 
superior al de un ciclo turbovapor convencional, y su mayor eficiencia no compensa ese mayor costo inicial. Se 
trata de una tecnología prometedora, con más de un centenar de estas centrales termoeléctricas operativas en el 
mundo. Una de sus ventajas para nuestro país sería la flexibilidad en cuanto a la utilización de distintos 
combustibles (carbón, petcoke, madera, gas natural). Su construcción insumiría más de cuatro años. 


También se encuentra en pleno desarrollo la tecnología del secuestro del dióxido de carbono (CCS, 
Carbon Capture and Storage, o captura y almacenamiento del dióxido de carbono), que permitirá, una vez que 
alcance su madurez, evitar la emisión de este gas de efecto invernadero a la atmósfera como resultado de la 
combustión de energéticos de origen fósil. La empresa europea Vattenfall inauguró el 10.9.2008 la central de 
generación piloto de Schwarze Pumpe (30 MW), Alemania Oriental, que utiliza lignito como combustible, siendo 
la primera del mundo con esta tecnología. Fue construida por la empresa Alstom, y utiliza el proceso denominado 
oxi-combustión, que utiliza oxígeno en lugar de aire para la combustión del carbón, creando un flujo de gases 
residuales compuesto por gas carbónico relativamente puro, lo que facilita su captura y almacenamiento. El CO, 
de la combustión será separado y licuado para luego ser almacenado en el subsuelo. 


Se estima que esta tecnología estará disponible comercialmente dentro de quince años para las centrales 
a carbón, con un mayor costo de inversión inicial y menor eficiencia en la generación termoeléctrica; bajo las 


actuales condiciones económicas en el mercado de emisiones, es financieramente inviable. 


Los costos adicionales de generación que suponen los procesos involucrados son los siguientes (Fuente: 
CANMET, Canadá): 


e Captura: 13 a 80 U$S/Ton CO, 
e Transporte: 6 U$S/Ton CO, por cada 650 km de distancia 
e Almacenamiento geológico: 3 a 9 USS/Ton CO, 


6.1.3.4.5. Generación nucleoeléctrica 
La alternativa de la generación nucleoeléctrica resulta una mejor opción, tanto desde el punto de vista 
económico como medioambiental, y adaptada a los compromisos internacionales asumidos, como se mostrará en 


el resto de este informe. 


En la segunda mitad del siglo XX, países como los EE.UU., Japón, Alemania y Francia, que mostraron 
las mayores tasas de crecimiento, se apoyaron en la generación nuclear para sustentar su crecimiento económico. 


A comienzos del siglo XXI, países como China e India, que ostentan los mayores índices de crecimiento, 
recurren también a esta tecnología como base para mantenerlo. 


6.1.3.4.6. Eficiencia energética 


El uso racional de la energía eléctrica consiste en un conjunto de acciones y medidas, que tiene como 
objetivo su mejor utilización. 
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Su inclusión dentro del Capítulo de nueva generación obedece a que los proyectos en esta área son 
generadores de “negawatts”, o sea, de una “generación virtual”, que puede aumentar el suministro mediante 
aumento de la eficiencia en lugar de un aumento en la generación. 


Existen dos vertientes principales: 


e utilización de tecnología más eficiente en equipos y artefactos 
e uso energético más racional e inteligente 


Este tipo de medidas pueden ser aplicadas tanto por el consumidor residencial como por el consumidor 
industrial. 


Uruguay comenzó un plan de eficiencia energética en el año 2004, que se encuentra en marcha. 


En lo relativo a la energía eléctrica, tal vez lo más prometedor sería la cogeneración en la industria. Las 
industrias que invirtiesen en plantas de cogeneración podrían prácticamente desligarse de la red, y aun 
suministrarle energía eléctrica. Como se mencionó en 6.1.1., un suministro de gas natural confiable y a un precio 
competitivo incentivaría y simplificaría la ejecución de estos proyectos en determinados sectores industriales, 
sustituyéndose la demanda de energía eléctrica desde la red por autoproducción y eventualmente oficiando como 
generadores. La cogeneración podría extenderse puntualmente en el sector comercial, servicios y hasta 
residencial. 


En el primer trimestre del año 2008, la empresa Zenda (Curtiembre Branaa) comenzó a generar en su 
planta industrial, vendiendo energía en el mercado spot. 


Existe un importante potencial para este tipo de proyectos en nuestro país, los que podrían pesar en el 


balance oferta — demanda a futuro, ya que muchas empresas pasarían a ser autoproductoras. Uno de los proyectos 
más significativos en este sentido es una planta de cogeneración en la refinería de ANCAP. 
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En el siguiente gráfico se aprecia el porcentaje de la cogeneración sobre el total de la producción 
eléctrica de cada país en el año 1999: 
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Fuente: Asociación Europea para la Promoción de la Cogeneración. 


En el peor de los casos, si se compara con los países donde la cogeneración en Europa tiene la menor 
incidencia, tales como Irlanda o Francia, se podría pensar en un potencial para Uruguay de 2 a 5% del total de la 
producción eléctrica. En la R. F. de Brasil alcanzó casi un 10% de la producción de energía eléctrica en 2006, con 


un total de 40 TWh. 


La iniciativa, sin embargo, tiene sus inconvenientes en lo que respecta a la Seguridad Energética, ya que 
no asegura ese objetivo: si el suministro de petróleo, gas natural o derivados se interrumpen, aparecen las 
restricciones por falta de disponibilidad. Si la cogeneración se realiza utilizando como combustible biomasa o 
biocombustibles, este inconveniete estaría superado. 


Dado que la mayoría de estos proyectos se podrían repagar en diez años, plazo en el que entraría a 
funcionar la Central Nuclear, ésta sería una opción válida y provechosa para ese período. 


Merece mencionarse también que una Central Nuclear ofrece grandes oportunidades para proyectos de 
cogeneración, ya que casi dos tercios de la energía térmica generada son disipados en el medio ambiente. Su 
funcionamiento en la base del diagrama de cargas otorga permanencia a la disponibilidad de ese suministro. En la 
Central de Olkiluoto, en Finlandia, situada a 800 km al sur del Círculo Polar Ártico, donde funcionan dos 
reactores nucleares, opera un invernadero con un viñedo, y un criadero de cangrejos azules, alimentados con el 
agua caliente que circula por el condensador. En muchas otras centrales de Europa del Este se utiliza esta energía 
para el calentamiento distrital de ciudades cercanas. 
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La eficiencia energética en general debe ser impulsada teniendo en cuenta la totalidad del consumo 
energético, con un enfoque de análisis paretiano, apuntando prioritariamente a los sectores y actividades que 
consumen más energía, tales como el transporte. 


6.2. Costos marginales de largo plazo de las opciones de expansión del parque generador 


A los efectos de comparar lo evaluado anteriormente con otras opciones de generación nacional, se han 
calculado sus costos marginales de largo plazo. 


En los cálculos que siguen, los costos unitarios de inversión (dólares por kilovatio eléctrico) de las 
distintas tecnologías se han tomado del informe “Powering the nation”, realizado en el año 2006 por PB Power 
para la Real Academia de Ingeniería de Gran Bretaña, donde se relevan los valores de inversión específica para 
ese país. Se consideró un valor de rescate nulo para las inversiones en plantas termoeléctricas, y de la mitad de la 
inversión, equivalente aproximadamente al costo de la obra civil, para las hidroeléctricas. 


A fines del año 2006 comenzó a verificarse un alza de los costos de los activos de generación eléctrica, 
debido a un aumento en las materias primas y combustibles, así como en su demanda. La caída del precio del 
dólar en relación a otras divisas también influyó en ese sentido. En lo que sigue se han modificado los valores del 
documento antes citado, actualizándolos. 


Se ha tomado una tasa de descuento del 12% para evaluar el Factor de Recuperación del Capital. 


Todos los flujos de fondos considerados han resultado con VAN positivas y TIRs superiores a la tasa 
anteriormente mencionada, para el costo unitario de la energía resultante. 


Se consideró una capacidad de 400 MW para las centrales termoeléctricas, dado que sería la potencia 
necesaria a instalar en un escenario de demanda baja (crecimiento del 1.6% anual acumulativo) en el año 2017. 


6.2.1. Central termoeléctrica a carbón 
Hipótesis 


Costo unitario: 2500 U$S/kW (caldera de lecho fluidizado, se tomó el valor de costo superior estimado 
para esta tecnología; se trata de una caldera de última tecnología, similar a la de la central de Lagisza, en 
Polonia) 

Consumo específico: 2.400 kcal/kWh (excelente eficiencia total, de 36%, la central de Lagisza alcanza 
una eficiencia del 42%) 

Costo del carbón: 140 U$S/Ton CIF puerto donde se establezca la Central (se utiliza carbón de poder 
calorífico inferior de 6.000 kcal/kg) 

No se consideraron inversiones portuarias, dragados, ferrovías, etc. para el transporte del carbón 
y la caliza para la caldera hasta la central. 

Vida útil: 30 años 

Factor de capacidad: 0,9 

Potencia nominal: 400 MW 

Tiempo de construcción: 3 años 

Costos de Operación y Mantenimiento: 2 USS/MWh 


Costo unitario de la energía: 101 USS/MWh 


No se han considerado los costos de mitigación y compensación medioambiental (disposición de 
cenizas, etc.). 


6.2.2. Central de ciclo combinado a gas natural procedente de la R. de Bolivia 
Hipótesis 


Costo unitario: 1000 U$S/kW 
Consumo específico: 1600 kcal/kWh 
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Costo del gas natural: 9 USS/MBtu, se tomó este valor en función del precio pactado por la R. Argentina 
con Bolivia (7 USS/MBtu en el año 2008, reajustado en función de una paramétrica), adicionándole el 
costo del transporte. El precio de Henry Hub promedió 9,4 U$S/MBtu en agosto de 2008. 

Vida útil: 30 años 

Gastos de operación: en base a tres personas por turno y un Jefe de Sector: U$S 900.000; se ha 
considerado una central de 400 MW, por lo que este rubro equivale a 0.27 USS/MWh 

Gastos de mantenimiento: 1,5 USS/MWh 

Factor de capacidad: 0.95 

Potencia nominal: 400 MW 

Tiempo de construcción: 2 años 


Costo unitario de la energía: 75 USS/MWh 


6.2.3. Central de ciclo combinado funcionando a gas oil 
Hipótesis 


Costo unitario: 1000 U$S/kW 

Consumo específico: 1600 kcal/kWh 

Costo del gas oil: 918 U$S/m' (FOB puerto de la Costa del Golfo de los EE.UU., 29.7.2008) 

Flete y seguros: 40 U$S/m' 

Poder calorífico inferior del gas oil: 8656 kcal/dm' 

Vida útil: 25 años. Se redujo la vida útil en función de la posible degradación de la capacidad y vida útil 
de las turbinas de gas del Ciclo Combinado cuando funcionan con combustible líquido. 

Gastos de operación: en base a tres personas por turno y un Jefe de Sector: U$S 900.000; se ha 
considerado una central de 400 MW, por lo que este rubro equivale a 0.27 USS/MWh 

Gastos de mantenimiento: 1,6 USS/MWh 

Factor de capacidad: 0,95 

Potencia nominal: 400 MW 

Tiempo de construcción: 2 años 


Costo unitario de la energía: 195 USS/MWh 


6.2.4. Central de ciclo combinado a gas natural proveniente de una planta de regasificación de 
gas natural licuado 


Hipótesis 


Costo unitario: 1000 U$S/kW 

Consumo específico: 1600 kcal/kWh 

Costo del gas natural proveniente de una planta de regasificación: 10 U$S/Mbtu, se asumieron 2 
U$S/Mbtu adicionales al precio del gas por transporte y amortización de la planta de regasificación. En 
este momento se están proponiendo plantas de regasificación flotantes (FSRU, Floating Storage 
Regasification Unit), similares a las que instalará Petrobrás en la Bahía de Guanabara (Río de Janeiro) y 
Pecém (Ceará), que podrían flexibilizar esta opción, aunque restaría definir su ubicación en nuestro 
litoral marítimo. El costo del gas en este último caso es muy superior, ya que habría que adicionar el 
costo del alquiler del barco regasificador. 

Vida útil: 30 años 

Factor de capacidad: 95% 

Gastos de operación: en base a tres personas por turno y un Jefe de Sector: U$S 900.000; se ha 
considerado una central de 400 MW, por lo que este rubro equivale a 0,27 USS/MWh 

Gastos de mantenimiento: 1,5 USS/MWh 

Potencia nominal: 400 MW 

Tiempo de construcción: 2 años 


Costo unitario de la energía: 94 USS/MWh 
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6.2.5. Central con motogeneradores (combustión interna) funcionando con fuel oil N° 6 
Hipótesis 


Costo unitario: 850 U$S/kW 

Consumo específico: 1960 kcal/kWh 

Costo del fuel oil N° 6: 637,7 U$S/m' (FOB puerto de NY, 29.7.2008) 
Flete y seguros: 40 U$S/m' 

Poder calorífico inferior del fuel oil: 9691 kcal/dm* 

Vida útil: 25 años 

Factor de capacidad: 0,9 

Potencia nominal: 18 MW 

Costos de Operación y Mantenimiento: 2 USS/MWh 


Costo unitario de la energía: 152 USS/MWh 


En este caso, el análisis debería profundizarse considerando los datos específicos de un fabricante (en 
particular, el MTBF) para evaluar con precisión el costo del ciclo de vida, ya que se imponen revisiones mayores 
del motor luego de determinadas horas de marcha. Una ventaja a destacar es la posibilidad de utilizar 
alternativamente gas natural y biocombustibles para su alimentación. 


6.2.6. Central dendroeléctrica (combustible: leña) 
Hipótesis 


Costo unitario: 2.000 USS/KW 

Consumo específico ~ 1,5 T/MWh 

Costo del combustible puesto en la Central: 40 a 60 U$S/T 

Ciclo Rankine turbovapor (vapor a 65 bar y temperatura 480° C, generado en caldera que quema chips 
de eucaliptos; condensador con presión 0,08 bar, 41 * C) 

Vida útil: 30 años 

Factor de capacidad: 0,8 

Potencia nominal: 50 MW 

Costos de Operación y Mantenimiento: 2 USS/MWh 


Costo unitario de la energía: 97 a 127 USS/MWh 


El área forestada necesaria para abastecer a esta Central sería del orden de 43.000 hectáreas, 
considerando una producción de madera de 12 a 15 T/ha.año. Se advierte pues el gran impacto que tendría esta 
opción sobre un recurso finito con usos alternativos y competitivos, como es la tierra. Si se desease producir 4 
TWh anuales de generación dendroeléctrica, para lo cual sería necesario contar con 550 MW de potencia en 
instalaciones como la descripta, el área forestada a disponer sería de casi 500.000 hectáreas. 
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6.2.7. Central hidroeléctrica 1 (Dique Compensador de Salto Grande en Pepeají, río Uruguay) 
Hipótesis 


Costo unitario: 2200 U$S/kW 

Potencia nominal: 265 MW 

Salto nominal: 5,5 m 

Inversión (sólo Dique Compensador, sin obras de navegación, no incluye inversiones para mitigación y 
compensación medioambiental, sólo contribuciones anuales por este concepto): 583 MUSS 

Se incluye en la inversión el costo de la vinculación con el anillo común de transmisión de Salto Grande, 
próximo a la Central. 

Energía media anual neta (descontada la merma en Salto Grande): 1 TWh 

Costos de operación y mantenimiento, en la hipótesis de la utilización de los planteles de Salto Grande, y 
telecomando: 1:200.000 U$S/año 

Mitigación y compensación medioambiental (contribución anual): 400.000 U$S/año 

Puesta en servicio a plena potencia (16 turbinas bulbo): 6 años, la Central comienza generando con dos 
turbinas a los 3 años. 

Vida útil equipamiento electromecánico: 40 años 


Costo unitario de la energía: 82 USS/MWh 


Se trata de una central de pasada, sin embalse significativo, y, por lo tanto, sin expropiaciones ni 
afectación de la línea de ribera. 


La mitad de la energía generada corresponde en partes iguales a la R. Argentina y a la R. O. del 
Uruguay. 


El proyecto de Dique Compensador de Salto Grande mejora la navegación aguas arriba de Paysandú, y 
es parte de un proyecto mucho mayor en ese sentido, que incluye la finalización de las obras de transposición de 
la represa de Salto Grande, dragados y derrocados, por lo que su beneficio trasciende ampliamente al de la 
generación hidroeléctrica. La promoción del transporte fluvial en el río Uruguay contribuye a la eficiencia 
energética del sector de transporte de cargas. 


6.2.8. Central hidroeléctrica 2 (Villa Darwin/Paso Centenario, aguas abajo de la Central 
Constitución) 


Hipótesis 


Costo unitario: 5000 U$S/kW 

Potencia nominal: 70 MW. 

Salto nominal: 8,4 m 

Inversión: 350 MU$S, incluye línea de transmisión de 150 kV hasta Palmar. 

Energía media anual: 421 GWh/año 

Costos de operación y mantenimiento: 800.000 U$S/año (se asume telecomando de la Central) 

Puesta en servicio a plena potencia (6 turbinas bulbo, como previsto en el proyecto original, en la 
actualidad podrían ser 3): 4 años, la Central comienza a generar con dos turbinas a los 3 años. 

Vida útil equipamiento electromecánico: 40 años 


Costo unitario de la energía: 129 USS/MWh 


Se trata de una central de pasada, sin embalse significativo, y, por lo tanto, sin expropiaciones ni 
afectación de la línea de ribera. El caudal de aporte está regulado por tres represas situadas aguas arriba. 
El costo unitario de la energía producida, menor al costo variable de la unidad más eficiente del parque 
térmico nacional, indica una fuerte señal para su construcción. 
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6.2.9. Central hidroeléctrica 3 (Isla González, río Negro, aguas arriba de la Central Terra) 
Hipótesis 


Costo unitario: 5000 U$S/kW 

Inversión: 600 MU$S 

Potencia nominal: 120 MW 

Energía media anual: 281 GWh/año 

Costos de operación y mantenimiento: 1:000.000 U$S/año 

Puesta en servicio a plena potencia (6 turbinas bulbo, posiblemente 2 en la actualidad): 4 años, la Central 
comienza a generar con dos turbinas a los 3 años. 

Vida útil equipamiento electromecánico: 40 años 


Costo unitario de la energía: 591 USS/MWh 


Son necesarias importantes expropiaciones para constituir el embalse; su costo fue incluido en el monto 
de la inversión. 


El proyecto de Isla González no debe ser valorado exclusivamente por el costo ni magnitud de su 
generación, sino por el aporte de reserva y energía firme al sistema, al constituir un embalse con un volumen útil 
de 7,1 km?, superior al volumen útil de Bonete, aguas arriba de las tres represas existentes en ese río (cuatro si se 
construye la propuesta aguas abajo de Palmar). 


6.2.10. Repotenciación de las unidades hidrogeneradoras de Salto Grande 
Hipótesis 


Inversión: 85 MU$S 

Energía media anual: 162 GWh/año (hipótesis de mínima, sumamente conservadora) 

Costos de operación y mantenimiento: incluidos en la operación actual de la Central, no se consideran 
Instalación: 2 años 

No se considera el costo de oportunidad de la eventual generación perdida. 

Vida útil equipamiento: 30 años 


Costo unitario de la energía: 65 USS/MWh 
6.2.11. Parque eólico de 25 MW 
Hipótesis 


Costo unitario: 2.000 U$S/kW (Fuente: Annual Report on U.S. Wind Power Installation, Cost, and 
Performance Trends: 2007, publicado por el Lawrence Berkeley National Laboratory). 

Inversión: U$S 50:000.000 

Factor de capacidad: 0,25 (valor promedio para la zona sudeste del Uruguay) 

Energía media anual: 54,8 GWh/año 

Costos de administración, operación y mantenimiento, incluida la servidumbre o arrendamiento del 
terreno: 19 USS/MWh (alrededor de U$S 1:000.000 anuales). 

No se consideraron los costos de la línea de transmisión. 

Vida útil: 20 años 


Costo unitario de la energía: 141 USS/MWh 


92 


6.2.12. Parque eólico de 10 MW (similar al que U.T.E. instalará en Sierra de los Caracoles) 
Hipótesis 


Costo unitario: 2.300 U$S/KW (precio menor en la licitación abierta en julio de 2007, eologeneradores 
Vesta de Clase I) 

Inversión: U$S 23:000.000 

Factor de capacidad: 0,32 (valor representativo para Sierra de los Caracoles) 

Energía media anual: 28 GWh/año 

Costos de administración, operación y mantenimiento: 19 U$S/MWh (alrededor de U$S 530.000 
anuales). 

No se consideraron los costos de la línea de transmisión. 

Vida útil: 20 años 


Costo unitario de la energía: 129 USS/MWh 


6.2.13. Granja solar de 40 MW (similar a la de mayor capacidad del mundo, en Brandis, R. F. de 
Alemania) 


Hipótesis 


Costo unitario: 4.380 U$S/kW 

Inversión: U$S 175:000.000 

Plazo de construcción: 3 años 

Energía media anual: 67 GWh/año 

Costos de administración, operación y mantenimiento: 2 USS/MWh (alrededor de U$S 140.000 
anuales). 

No se consideraron los costos de la línea de transmisión. 

Vida útil: 30 años 


Costo unitario de la energía: 314 USS/MWh 


En el Anexo 2 se resumen las alternativas presentadas, evaluándolas en relación a los criterios de 
sostenibilidad, competitividad y seguridad de abastecimiento. 


En relación con las alternativas consideradas, corresponden varias reflexiones. 


Los proyectos capital-intensivos (nucleares, hidroeléctricos, eólicos y solares) se ven perjudicados al 
tomar una tasa de descuento de esa magnitud, ya que la amortización es prácticamente el único costo relevante, 
muy sensible a esa variable. 


Si se obtiene una financiación a baja tasa, los costos unitarios de la energía para este tipo de proyectos 
bajan sensiblemente, en mayor proporción que los de los proyectos que utilizan combustibles fósiles. 


Existen muchos otros proyectos hidroeléctricos, pero sus costos unitarios de generación son mayores a 
los dos primeros evaluados, salvo aquellos que consisten en modificaciones o mejoras en los existentes. 


Entre éstos, merecen destacarse la repotenciación de las unidades hidrogeneradoras y el aumento de cota 
en Salto Grande, la instalación de una o más turbinas adicionales en la Central Terra —eventualmente bomba 
turbinas-, y la instalación de generación en represas existentes (Paso Severino, India Muerta, Laguna del Sauce). 
La U.T.E. está considerando el proyecto de instalación de una turbina de flujo axial en la represa de Paso 
Severino. La imagen siguiente muestra la evacuación del descargador de fondo de la represa de India Muerta, que 
podría de ser equipado con un turbogenerador: 
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De acuerdo con lo presentado, en la medida que se logre una financiación a baja tasa de interés, una 
central nuclear compite en cuanto al costo de la energía producida, con la opción de generación a carbón. 


Esta última tiene los inconvenientes mencionados en 6.1.3.4.4.,, recogidos con elocuencia y 
coincidentemente con la opinión allí expresada, en el apartado 4.2, “Consideraciones sobre las opciones no 
nucleares de equipamiento eléctrico” del Estudio de viabilidad de la Generación Nucleoeléctrica en el Uruguay, 
de la Comisión de Energía Atómica del año 1985. 


Si se analiza la sensibilidad del costo de la energía nucleoeléctrica a las distintas variables componentes, 
se advierte que depende en su mayor parte del repago del capital invertido, el que queda prácticamente fijo luego 
de acordada la financiación, al comienzo de la construcción. El rubro de operación y mantenimiento está 
relativamente acotado y vinculado en parte a la evolución de los costos internos nacionales, mientras que el 
combustible influye poco en la formación del precio, y sólo una cuarta parte de ese monto corresponde al uranio 
en sí. En caso de escasez del uranio, el reactor CANDU puede utilizar combustibles alternativos, y, 
eventualmente autóctonos, como el torio. Es esperable pues que el costo de producción se mantenga con pocas 
variaciones a lo largo de la vida útil de la Central. 


El cuadro siguiente presenta los resultados de un estudio realizado por la Universidad Tecnológica de 
Lappeenranta (Finlandia), del año 2005, en el que se han determinado los costos de la generación eléctrica con 
distintas tecnologías. La tasa de descuento de 5% favorece la opción electronuclear; aun aumentándola a 10%, la 
opción nucleoeléctrica sigue siendo la de menor costo. 


60.0 58,4 
Euro/MVWh 
50,0 
40,0 
30,0 
20,0 
10,0 
0,0 E - 
Nuclear Carbón Gas Turba Madera Eólica 
2.200 horas 
E Emisiones: 20 €/t CO2 8.000 horas de servicio anuales Sare 
Combustible 5% tasa de interés 
OyM Precios a marzo de 2005 


-Costo de capital 
Fuente: Tarjanne, Risto; Luostarinen, Kari (2005): Comparación de la competitividad de las alternativas de 
generación eléctrica 


Uruguay no cuenta en estos momentos con un “Plan Maestro de Energía”, pero en base a lo expuesto 
anteriormente se mostrará la factibilidad de la instalación de una central nuclear en nuestro país. A continuación 
se analizarán los balances de potencia media, potencia firme y demanda máxima en los escenarios mencionados 
anteriormente. En lo que sigue, el análisis se hará con valores de energía media, en lugar de potencia media, por 
comodidad de presentación. 
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6.2.14. Balance de potencia media 


La generación hidroeléctrica anual bruta media despachada en el período 1995-2005 es de 6,1 TWh. La 
producción bruta anual media es mayor, del orden de los 7,1 TWh, pero en la actualidad no puede ser despachada 
completamente al mercado nacional, ya que los períodos de mayor generación no se corresponden 
necesariamente con los de mayor demanda, debiéndose exportar el excedente. Con el transcurso del tiempo, el 
aumento de la demanda en los períodos del año en que ésta es más reducida, permitirá que toda la generación 
hidroeléctrica pueda ser despachada. 


La generación termoeléctrica media depende de la disponibilidad de las unidades térmicas. Si se asume 
una disponibilidad del 85%, alcanzaría un valor máximo de 5,9 TWh. 


La capacidad instalada total hidrotérmica asciende a 2.328 MW, con una capacidad de producción media 
bruta anual de 13 TWh. 


Salvo para el escenario “Alto”, el parque generador, si no hubiese retiro de unidades, alcanzaría para 
abastecer la demanda en condiciones medias, sin reserva, hasta el año 2019. 


En el año de corte 2017, la diferencia entre la generación media hidroeléctrica y la demanda para un 
escenario medio (“CEARE” o “DNETN”, alrededor de 1300 MW medios), asciende a algo más de 4 TWh. En el 
escenario “Bajo”, la diferencia sería de 2,9 TWh, y en el “Alto”, de 7,7 TWh. 


Esta diferencia entre la generación hidroeléctrica media y la demanda debe ser cubierta por generación 
termoeléctrica nacional, importación desde los países vecinos, o generación nueva a ser instalada en los próximos 
años. En el balance debe considerarse también la desactivación de centrales termoeléctricas al final de su vida 
útil. 


En este informe se planteará proveer esta diferencia mediante generación nucleoeléctrica con un 
reactor CANDU-6 mejorado (Cf. apartado 8.3.), cuya producción media anual sería de 5,5 TWh, lo que se 
ajusta suficientemente a los requerimientos energéticos de un escenario medio. El suministro nacional se 
haría en base a generación nucleoeléctrica en la base e hidroeléctrica completando el diagrama de carga. 


6.2.15. Balance de potencia firme 


Además del balance de potencias medias, se debe realizar un balance de potencia firme o garantida para 
asegurar el suministro en condiciones de generación mínima, lo cual es particularmente importante en nuestro 
país, debido a la preponderancia de la generación hidroeléctrica, condicionada por los aportes hidrológicos. 


En octubre de 2002, la URSEA publicó un informe sobre este tema, “Estimación de la Potencia Firme 
Faltante en el Sistema Eléctrico Nacional”. 


El artículo 222 del decreto 360/002 define el método de cálculo de la potencia firme hidroeléctrica, 
basado en una simulación con el modelo computacional de largo plazo. La energía firme hidroeléctrica del 
sistema interconectado nacional depende del parque de generación térmico disponible, de la demanda 
considerada, así como de las hipótesis de intercambio adoptadas. 


La potencia firme hidroeléctrica, calculada por ADME según lo dispuesto por el Reglamento del 
Mercado Eléctrico Mayorista vigente, es la siguiente: 


Mes 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 
Potencia firme 378 | 446 |336 |214 | 234 | 150 | 524 | 181 | 185 | 662 | 355 | 438 
hidroeléctrica 


En su equivalente energético, totaliza alrededor de 3 TWh anuales. Como se advierte, los valores no son 
uniformes durante el año, lo cual añade otro factor de incertidumbre. 


En caso de ocurrencia de un año extraseco, con condiciones de aportes en el río Negro y en el río 


Uruguay semejantes a las ocurridas en el año 1917, la generación hidroeléctrica anual sería levemente superior a 
los 2 TWh, debiéndose recurrir a una importante generación termoeléctrica adicional para abastecer la demanda, 


95 


equivalente, en las condiciones actuales, a unos 700 MW medios de potencia, despachados durante todo ese 
período hipotético; con la instalación de la nueva central termoeléctrica de U.T.E. en Punta del Tigre la capacidad 
de respaldo térmico de nuestro país alcanza precisamente a ese valor. 


La instalación de generación nucleoeléctrica en el año 2017 colaborará a abatir las dificultades que se 
derivan de esta característica de nuestro sistema eléctrico, ya que contribuirá a un mejor manejo de los embalses y 
al uso del agua en las centrales hidroeléctricas. En condiciones de bajos aportes de los ríos, se deberá recurrir a 
generación termoeléctrica convencional e importaciones de energía desde los países vecinos. 


6.2.16. Demanda máxima de potencia 


La demanda máxima de potencia llegaría a los 2.000 MW en el año 2020, según el estudio de CEARE, 
inferior a la capacidad instalada actualmente, con lo que la situación estaría bajo control, incluso con un margen 
de reserva. 


Sin embargo, los 1.538 MW de potencia hidroeléctrica son sólo nominales, en caso de bajos aportes no 
estarían disponibles con continuidad. 


En definitiva, la potencia disponible por parte del parque generador hidroeléctrico está subordinada a la 
disponibilidad energética vinculada a los aportes hidrológicos; el sistema eléctrico uruguayo no presenta un 
problema de abastecimiento en el pico de demanda —que se verifica en el invierno-, sino de abastecimiento de 
energía ante escasos aportes hidrológicos en sus cuencas. 


7. Generalidades sobre la generación nucleoeléctrica 
7.1. Fisión nuclear 


La fisión es un proceso que ocurre en el núcleo del átomo, cuando éste se parte en dos o más núcleos 
pequeños, más algunos subproductos. Estos subproductos incluyen los neutrones libres y la emisión de fotones 
(generalmente rayos gamma) asociada, que supone cantidades sustanciales de energía. 


La fisión se puede inducir por varios métodos, incluyendo el bombardeo del núcleo de un átomo fisible 
con otra partícula de la energía correcta; la otra partícula es generalmente un neutrón libre. Este neutrón libre es 
absorbido por el núcleo, haciéndole inestable, y partiéndose en dos o más pedazos: los productos de la fisión e 
incluyen dos núcleos más pequeños, hasta siete neutrones libres (con una media de dos y medio por reacción), y 
algunos fotones. 


El proceso genera mucha más energía que la que se libera en las reacciones químicas; ésta se emite en la 
forma de radiación del fotón (como rayos gamma) y en la energía cinética (energía del movimiento) de los 
núcleos y de los neutrones resultantes. 


Los núcleos atómicos lanzados como productos de la fisión pueden ser diversos elementos químicos; 
estadísticamente el resultado más probable es encontrar núcleos con la mitad de protones y neutrones del átomo 


fisionado original. 


Los productos de la fisión son generalmente altamente radioactivos: no son isótopos estables; estos 
isótopos entonces decaen, mediante cadenas de desintegración. 
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Proceso de fisión nuclear 
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Los requisitos básicos para que se dé una reacción en cadena controlada son: 


e un conjunto de núcleos fisibles distribuidos adecuadamente en un espacio 
e una fuente autosostenida de neutrones que los provea en suficiente número y energía para 
mantener en marcha la reacción en cadena. 


En la naturaleza se encuentra sólo un elemento que tiene la propiedad de fisionar al capturar un neutrón 
de baja energía, el isótopo *%U del uranio, el elemento más pesado de la naturaleza. Otros isótopos prácticamente 
inexistentes en la naturaleza, como el 4%U, el %9Pu o el *'Pu son también fisibles. 


El uranio natural, como se encuentra en las rocas, las aguas naturales y los minerales, está constituido 
por tres isótopos radioactivos, presentando entre ellos, salvo raras excepciones, las siguientes proporciones: 


BBU; 99,2742% con una vida media de 4,5 x 10” (4.500.000.000) años 
23]: 0,0054% con una vida media de 2,5 x 10° (250.000) años 
2237 0,7204% con una vida media de 7,0 x 10% (700.000.000) años 


El PSU y el 4% son cabezas de serie de dos familias radiactivas diferentes dando como producto estable 
final dos isótopos de plomo diferente, mientras que el %*U es una hija en la cadena de desintegración del *%U. 


La velocidad requerida para que se produzca un acontecimiento de fisión contra acontecimiento de la 
captura de la no-fisión (captura radiante) es diferente para cada isótopo. 


El %%U tiende a capturar los neutrones de velocidad intermedia (creando %%U, sin fisión que 
posteriormente se transforma en *”Pu que también es fisible). Los neutrones de alta velocidad tienden a tener 
colisiones inelásticas con el %%U, que sólo desaceleran a los neutrones. Entonces, el %%U tiende tanto a reducir la 
velocidad de los neutrones rápidos como a después capturarlos, cuando lo consiguen, a una velocidad intermedia. 
Debido a su capacidad de producir material fisible a este tipo de materiales se les suele llamar fértiles. En un 
reactor CANDU, por ejemplo, la mitad de la energía producida proviene de la fisión del %”Pu que se ha formado 
a partir del 496, 


El 4%U se fisiona con una gama mucho más amplia de velocidades de neutrones que el *%U. Puesto que 
238 E s ii š A 
el %U afecta a muchos neutrones sin inducir la fisión, tenerlo en la mezcla es inconveniente para promover la 
F r . 235 238 rE 
fisión. Así pues, si se separa el 2%U del %9U y se desecha el ”SU, se promueve una reacción en cadena. De hecho 
235 ? 
la probabilidad de la fisión del “U con neutrones de alta velocidad puede ser lo suficientemente alta como para 
hacer que el uso de un moderador sea innecesario una vez que se haya quitado el **U. 
E 235 A r š r 
Sin embargo, el “U está presente en uranio natural solamente en cantidades muy reducidas (una parte 
por cada 140). La diferencia relativamente pequeña en masa entre los dos isótopos hace, además, que su 
separación sea dificil. 
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7.2. Descripción de la tecnología 


Un reactor nuclear es un dispositivo en donde se produce una reacción nuclear controlada. Se puede 
utilizar para la obtención de energía, para la producción de materiales fisionables, como el plutonio, para ser 
usados en armamento nuclear, la propulsión de buques o de satélites artificiales o para investigación. 


Una central nuclear puede tener varios reactores. Actualmente solo producen energía de forma comercial 
los reactores nucleares de fisión aunque existen reactores nucleares de fusión experimentales. 


La potencia de un reactor de fisión puede variar desde unos pocos kW térmicos a unos 4.500 MW 
térmicos (equivalentes a 1.500 MW "eléctricos”). Deben ser instalados en zonas cercanas al agua, como cualquier 
central termoeléctrica, para proveer la fuente fría necesaria para el ciclo térmico y en zonas sísmicamente estables 
para evitar accidentes, resguardándose con grandes medidas de seguridad. No emiten gases que dañen la 
atmósfera pero producen residuos radiactivos que duran decenas de miles de años. 


Un reactor nuclear de fisión consta de las siguientes partes esenciales: 


e Combustible: Isótopo fisible (divisible) o fértil (puede convertirse en fisible por activación neutrónica): 
257, 87, Pu, Th, o mezclas de éstos (MOX, Mezcla de Óxidos de Uranio y Plutonio). El 
combustible habitual en las centrales refrigeradas por agua liviana es el dióxido de uranio enriquecido, 
en el que alrededor del 3% de los núcleos de uranio son de %%U y el resto de %*U. La proporción de U 
en el uranio natural es sólo de 0.72%, por lo que es necesario someterlo a un proceso de enriquecimiento 
en este nucleido. 


e Moderador: Agua, agua pesada, helio, grafito, sodio metálico, que cumple con la función de frenar la 
velocidad de los neutrones producidos por la fisión, para que tengan la oportunidad de interactuar con 
otros átomos fisibles y mantener la reacción. Como regla general, a menor velocidad del neutrón, mayor 
probabilidad de fisionar otros núcleos del combustible. 


e Refrigerante: Agua, agua pesada, anhídrido carbónico, helio, sodio metálico, que conduce el calor 
generado hasta un intercambiador de calor, o bien directamente a la turbina generadora de electricidad o 
propulsión. 


e Reflector: Agua, agua pesada, grafito, uranio, que reduce el escape de neutrones y aumenta la eficiencia 
del reactor. 


e Blindaje: Hormigón, plomo, acero, agua, que evita la fuga de radiación gamma y neutrones rápidos. 


e Material de control: Cadmio o Boro, hace que la reacción en cadena se pare. Son muy buenos 
absorbentes de neutrones, y generalmente se usan en forma de barras (de acero borado por ejemplo) o 
bien disuelto en el refrigerante. 


e Elementos de Seguridad: Todas las centrales nucleares de fisión, constan en la actualidad de múltiples 
sistemas, activos (responden a señales eléctricas), o pasivos (actúan de forma natural, por gravedad, por 
ejemplo). La contención de hormigón que rodea a los reactores es la principal de ellas. Evitan que se 
produzcan accidentes, o que, en caso de producirse, haya una liberación de radiactividad al exterior del 
reactor. 


Existen varios tipos básicos de reactores nucleares de fisión en la actualidad: 
e Reactores críticos: 
e Reactores de neutrones térmicos: 
e LWR - Light Water Reactors (Reactores de Agua Ligera): Utilizan como refrigerante y 
moderador el agua, y como combustible uranio enriquecido. Los más utilizados son los BWR 
(Boiling Water Reactor o Reactores de Agua en Ebullición) y los PWR (Pressurized Water 


Reactor o Reactores de Agua a Presión), estos últimos considerados en la actualidad como el 
estándar. (358 en funcionamiento en el 2008, 264 PWR y 94 BWR) 
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e PHWR - (Pressurized Heavy Water Reactor, o Reactor de Agua Pesada a Presión): Utilizan 
como moderador y refrigerante agua pesada (compuesta por dos átomos de deuterio y uno de 
oxígeno), y como combustible uranio natural. El reactor CANDU - Canada Deuterium Uranium 
(Canadá Deuterio Uranio) es un tipo particular de reactor PHWR. Los PHWR totalizan 43 en el 
año 2008. 


e GCR -— Gas Cooled Reactor (Reactor Refrigerado por Gas): se trata de los reactores en 
funcionamiento en el Reino Unido, que utilizan CO, como refrigerante y grafito como 
moderador. La primera generación, los reactores Magnox, aun en servicio, utilizan uranio 
natural como combustible, y la segunda generación, denominada Advanced Gas Cooled 
Reactors (AGR) emplean uranio enriquecido al 2,5-3,5%. (18 en funcionamiento en el año 
2008). 


e LWGR (Light Water Graphite Reactors, reactores refrigerados con agua liviana y moderados 
por grafito) Su principal función era la producción de plutonio, y como subproducto la 
generación de electricidad. Utiliza grafito como moderador, agua ligera como refrigerante y 
uranio enriquecido como combustible. Su exponente principal es el RBMK - Reactor de 
Canales de Alta Potencia, desarrollado en la ex Unión Soviética. Puede recargarse en marcha y 
tiene un coeficiente de reactividad en vacío positivo. El reactor de Chernóbil era de este tipo 
(16 en funcionamiento en el 2008). 


e Reactores de neutrones rápidos: 


e FBR - Fast Breeder Reactors (Reactores Rápidos Reproductores): Utilizan neutrones rápidos en 
lugar de térmicos para la consecución de la fisión, como combustible plutonio y como 
refrigerante sodio líquido (SFR), plomo (LFR) o una aleación eutéctica de plomo-bismuto. Este 
reactor no necesita moderador (4 en funcionamiento en el 2008). 


e Reactores subcríticos: 
e ADS - Accelerator Driven System (Sistema Asistido por Acelerador): Utiliza una masa subcrítica de 
torio, en la que se produce la fisión solo por la introducción, mediante aceleradores de partículas, de 


neutrones en el reactor. Se encuentran en fase de experimentación, y una de sus funciones 
fundamentales será la eliminación de los residuos nucleares producidos en otros reactores de fisión. 
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El gráfico siguiente muestra la evolución histórica de los distintos tipos de reactores, y su clasificación 
en distintas generaciones: 


SCWR 


F 
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Como se visualiza, el desarrollo nuclear no se ha detenido. En la actualidad, se está en la tercera 
generación mejorada de centrales nucleares. La cuarta generación será la siguiente, a partir del año 2040 y está 
concebida para los países socios del proyecto GIF (Generation IV International Forum), que son actualmente 
trece; entre otros, Estados Unidos, Inglaterra, Japón, Francia, Argentina y Brasil. Esta sociedad se ha concentrado 
en el desarrollo de los seis diseños de reactores que figuran al tope del diagrama. 


7.3. Ventajas y desventajas de la energía nuclear 
7.3.1. Ventajas 
Las ventajas de la energía nuclear con respecto a otras tecnologias de generación de electricidad son: 


e Inexistencia de emisiones de gases de efecto invernadero durante la operación normal, limitadas 
a la ocasión de la prueba de los equipos Diesel de emergencia. La minería del uranio, la propia 
construcción de la Central y su desactivación al final de la vida útil producen pequeñas cantidades 
de emisión de gases de efecto invernadero. Tampoco contaminan el aire, dado que no se producen 
emisiones de monóxido de carbono, dióxido de azufre, aerosoles, mercurio, óxidos de nitrógeno, 
particulados, compuestos orgánicos volátiles o smog fotoquímico, todas ellas características de la 
generación termoeléctrica tradicional. La influencia beneficiosa en relación al medio ambiente 
puede ser ejemplificada con el caso de Francia, donde la energía nuclear alcanzó en 2006 el 
78,07% de la generación eléctrica, siendo las emisiones de dióxido de carbono un 21% inferiores a 
las del promedio europeo, donde la proporción nuclear en la matriz es muy inferior. En el año 
2003, los tres países europeos cuya matriz eléctrica está basada en la energía nuclear e 
hidroeléctrica, Francia, Suecia y Suiza, tuvieron emisiones per cápita de CO». de 6,8 T, 6,27 T y 6 
T respectivamente, mientras que el resto de los países con sistemas eléctricos basados 
mayoritariamente en combustibles fósiles, registraron valores iguales o superiores a 10 T. 
Alemania, con un consumo eléctrico per cápita algo menor al de Francia, registró en 2003 una 
emisión de 10,21 T, con un 33% de generación nuclear, mientras que el primero, con 78.05% de 
incidencia nucleoeléctrica, tuvo una emisión per cápita de 6,8 T. Dinamarca, el país del mundo con 
una mayor incidencia de generación eólica, registró en 2005 un valor de 10,94 T, mayor al de 
Alemania y Reino Unido; el máximo mundial correspondió ese mismo año a los EE.UU., con 19,95 
T. La comparación entre las emisiones de Francia y Alemania demuestra que el tipo de generación 
utilizado es el factor más importante para las emisiones de gases de efecto invernadero, es decir, es 
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más importante cómo se genera que cuánta electricidad se consume per cápita. Uruguay tuvo 
un consumo per cápita bajo en comparación con los antes citados, de 1,6 T por habitante y por año 
en el año 2002. Este valor, que sólo tiene en cuenta las emisiones del sector energético, tiende a 
crecer; el registro del año 2002 coincidió con un menor consumo de electricidad por la crisis 
económica vivida, y una gran producción hidroeléctrica, y a partir de allí, la demanda ha ido 
aumentando sin inversiones significativas en generación de base a partir de renovables. Uruguay 
tiene en su sector forestal un importante sumidero de gases de efecto invernadero, lo que arrojó un 
balance prácticamente neutro de emisiones netas para el año 2002. 


e Escasa generación de desechos sólidos a lo largo de su vida útil. Estos a su vez pueden ser 
reprocesados para separar materiales fisibles que puede ser utilizados nuevamente como 
combustible. Contrariamente a lo que sucede en las centrales termoeléctricas convencionales, o en 
otras industrias, donde los contaminantes se diluyen en el medio ambiente, en la industria nuclear 
los residuos peligrosos se concentran y aíslan, confinándolos y contabilizándolos. 


e Bajo costo de combustible, debido al bajo consumo específico característico de estas Centrales. 


e La distribución geopolítica de las reservas de uranio está diversificada y proviene en su mayor 
parte de regiones del mundo políticamente estables. 


e Es posible acopiar reservas de combustible, dado el bajo consumo, lo que beneficia la seguridad 
del suministro y protege de las posibles oscilaciones de precios. 


e Las distintas etapas del ciclo del combustible muestran diferentes grados de seguridad de 
suministro. Algunos servicios, tales como la fabricación y el transporte, son proporcionados por un 
amplio abanico de suministradores, garantizando tanto la seguridad como la competitividad de los 
precios. Para otros, como por ejemplo el enriquecimiento, el número de suministradores es más 
limitado. 


e Las centrales nucleares pueden brindar firmeza en el suministro eléctrico, siendo la generación 
independiente de las contingencias climáticas, lo que reviste especial importancia en nuestro país. 


e En el caso de algunos ciclos de combustible, y en determinados reactores, pueden operar como 
conversores o reproductores, obteniéndose combustible de la irradiación de materiales fértiles. 


e Posibilidades de utilización de la energía núcleo-eléctrica para la producción de hidrógeno a 
través de la termólisis del agua, especialmente en los reactores de alta temperatura (HTR). El 
hidrógeno puede ser el vector energético del futuro, especialmente en el sector del transporte. 


7.3.2. Desventajas 


e Riesgo -muy pequeño en las centrales de nuevos diseños- de algún tipo de accidente. En los 
cincuenta años de historia de la generación nucleoeléctrica se verificaron dos accidentes de 
significación: 

e En Three Mile Island (EE.UU., 1979) donde el reactor nuclear fue severamente dañado 
pero la radiación fue contenida y no hubieron efectos adversos para la salud humana ni 
consecuencias medioambientales. Se trató de un accidente de nivel 5 en la Escala 
Internacional de Accidentes Nucleares (INES). 

e Chernobyl (Ucrania, 1986), donde la destrucción del reactor por una explosión de vapor y 
el posterior incendio mataron a 31 personas, con consecuencias importantes para la salud 
humana y el medio ambiente. Desde que se produjo el accidente, de acuerdo con el informe 
del año 2005 de la AIEA y de la Organización Mundial de la Salud, las muertes directas 
imputables han ascendido a alrededor de 56, con la posibilidad de 4.000 muertes 
adicionales debidas al cáncer entre los aproximadamente 600.000 más expuestos y 5.000 
entre los 6 millones que viven en las proximidades. Se trató de un accidente de nivel 7 en la 
Escala Internacional de Accidentes Nucleares (INES), la máxima posible. 

e La peligrosidad de los desechos nucleares de alta actividad persiste por miles de años. 

e Riesgos de proliferación nuclear, dado que en los reactores nucleares se produce plutonio, a 
partir del cual se puede desarrollar un programa armamentista nuclear. Los residuos a su vez 
pueden utilizarse en “bombas sucias”, radioactivas. 
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e A nivel comercial, se dispone solamente de módulos de potencia elevado (mínimo del orden de 
los 700 MW.), lo que dificulta su inserción en la matriz de generación; tampoco son capaces de 
modular fácilmente en operación su nivel de potencia. En particular, su régimen constante de 
generación no se adapta fácilmente a la variación estacional de la demanda que se verifica en 
nuestro país, máxima en el invierno. 

e Altos costos de inversión y de mantenimiento 

e  Elevados costos de desactivación de la Central nuclear al fin de su vida útil 

e Contaminación térmica de la fuente fría, desventaja ésta común a todas las máquinas térmicas. 


7.4. La energía nuclear en el mundo 


En 1995 el Consejo Mundial de Energía (WEC), junto con el austríaco Instituto Internacional para el 
Análisis Aplicado de Sistemas (IASA) publicó el trabajo “Perspectivas energéticas globales al 2050 y más allá”, 
que luego fuera puesto al día en 1998 con algunas modificaciones. 


En él se plantearon tres escenarios (“Alto crecimiento, A”, “Medio, B” y “Orientado Ecológicamente, 
C”), siendo luego el primero y el último subdivididos en nuevas categorías, alcanzando el número de seis: 


En los tres escenarios se plantea un incremento de 1,5% por año en el crecimiento de la demanda 
eléctrica; en el primero de ellos, se incrementaría la proporción de energía nuclear en la matriz eléctrica, en el 
segundo, se mantendrían las proporciones actuales de generación eléctrica de las distintas fuentes y en el tercer 
escenario, se suprimiría la generación nucleoeléctrica. 


En el escenario de no utilización de energía nuclear se evidencia el incremento del consumo de 
energéticos fósiles, cuya combustión produciría un aumento en las emisiones de dióxido de carbono del orden del 
57% hacia el 2020. 


Si se mantiene igual el porcentaje de generación nucleoeléctrica, habría un incremento del 9% en la 
producción de dióxido de carbono y, por último, si se incrementa la proporción de generación nuclear llevándola 
del 33 al 41%, se daría una reducción del 15% en las emisiones de dióxido de carbono. 


Estas conclusiones han llevado a los países europeos, particularmente a aquellos firmantes del Protocolo 
de Kyoto, a considerar seriamente la energía nuclear como una variable válida en la producción eléctrica dentro 
de su matriz energética. 


Según el informe estadístico publicado en el año 2007 por la Agencia Internacional de Energía (IEA), en 
el año 2005, la energía nuclear comprendía el 6,3% del total mundial de oferta de energía primaria, y el 15,2% 
del total de producción de energía eléctrica. Los combustibles fósiles constituyeron el 81% de la oferta, y el resto, 
12,7%, las energías renovables (hidroeléctrica, biomasa, solar, eólica, geotérmica y otras). 


Más de dos tercios de la humanidad viven en los 31 países que poseen centrales nucleares en su 
territorio. 
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El gráfico siguiente muestra la evolución en el tiempo de la oferta de cada fuente primaria de energía en 
la matriz energética mundial, que totalizó 15 TW en el año 2004. 
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La línea violeta muestra el crecimiento ininterrumpido de la energía nuclear, aunque a una menor tasa 
que las otras fuentes de energía primaria. 


En cuanto a la oferta mundial de energía eléctrica, la distribución de su generación por fuentes de 
energía primaria en el año 2006 es la siguiente: 


Carbón 
Nuclear 39% 


16% 


Petróleo 
10% 
Fuente: World Nuclear Association (WNA) 


Además de su utilización para la generación nucleoeléctrica, 56 países operan un total de 284 reactores 
de investigación y existen 220 barcos y submarinos nucleares. 


El primer reactor nuclear comercial comenzó a operar a mediados de la década de los cincuenta, por lo 
que en la actualidad hay más de 13.000 años-reactor de experiencia. 


7.4.1. Europa 

Desde el 1° de enero de 2007 la Unión Europea comprende 27 Estados Miembros, de los cuales doce, 
Dinamarca, Estonia, Grecia, Irlanda, Italia, Letonia, Luxemburgo, Malta, Austria, Polonia, Portugal y Chipre no 
poseen centrales nucleares en operación. Sin embargo, los tres países bálticos (Letonia, Estonia, y Lituania), junto 
con Polonia, acordaron en febrero de 2007 la construcción de una central nuclear compartida en territorio lituano, 


en sustitución del reactor de Ignalina, que será desactivado a fines del año 2009. 


Los restantes quince países poseen centrales nucleares en servicio. 
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Finlandia, Bulgaria, Francia, Rumania y Eslovaquia han tomado la decisión de construir nuevas 
centrales, mientras que Alemania, España, Suecia, Bélgica y Holanda han dispuesto una moratoria a su 
instalación, aunque los Parlamentos de estos dos últimos países han prorrogado el plazo para el cierre de las 
centrales, mediante leyes aprobadas en 2005 y 2006 respectivamente. 


Los restantes cinco países: Reino Unido, República Checa, Eslovenia, Hungría y Lituania poseen 
centrales electronucleares pero no han tomado aun una decisión concreta para construir nuevas, aunque el Reino 
Unido declaró en enero de 2008 su voluntad de proseguir con la construcción de centrales nucleares en 
sustitución de las que serán desactivadas en un futuro próximo. 


A los antes mencionados, hay que añadir a Suiza, que no integra la Unión Europea, y que dispone de 
cinco centrales nucleoeléctricas en operación, con una capacidad de 3.200 MW., que suministraron en el año 
2006 el 37% de la demanda eléctrica en ese país. Suiza ha repotenciado dos de ellas, anunciándose a fines del año 
2007 la formación del consorcio Resun, conformado por tres compañías suizas, para construir dos nuevas 
unidades de 1000 MW, en reemplazo de las centrales de Beznau and Muhleberg, cuyas vidas útiles finalizarían 
en el año 2020. 


En el año 1990, a través de un referéndum, los ciudadanos suizos aprobaron una moratoria de diez años 
para la construcción de nuevas centrales nucleares, con un 54,6% de votos favorables. 


Sin embargo, en el año 2003, a través de otro referéndum, los suizos, por amplia mayoría, rechazaron 
dos iniciativas anti nucleares. 


Ucrania es otro país europeo no integrante de la Unión que depende fuertemente de la energía nuclear, 
con quince reactores en servicio, que proveen el cuarenta y ocho por ciento de su energía eléctrica. Las 
interrupciones del suministro de gas natural ruso en enero de 2006 centraron la atención en la necesidad de una 
mayor seguridad energética y la ventaja de la energía nuclear en ese aspecto. En ese año, el Gobierno de Ucrania 
aprobó una estrategia de desarrollo nuclear consistente en la construcción de once nuevos reactores con una 
capacidad total de 16,5 GW., y nueve reactores por un total de 10,5 GW. en sustitución de los que cesarán su 
servicio, lo que duplicará la capacidad electronuclear instalada en el año 2030. Adicionalmente, se concluirán las 
centrales nucleares de Khmelnitski 3 y 4. 


Su vecino Bielorrusia, que fuera afectado por el accidente de Chernobil, no posee centrales nucleares, 
pero su Primer Ministro anunció, en junio de 2007, que su país llamaría a licitación para la provisión de dos 
reactores que entrarían en servicio en 2013-2015. 


En ese continente casi un tercio de la energía eléctrica y un 15% de la energía consumida es de fuente 
nuclear, y la política de la Unión Europea con respecto a la energía en general, y a lo nuclear en particular, fue 
expresada en tres documentos aprobados por la Comisión de las Comunidades Europeas: el “Libro Verde - 
Estrategia europea para una energía sostenible, competitiva y segura”, del 8.3.2006, la “Comunicación de la 
Comisión al Consejo Europeo y al Parlamento Europeo - Una Política Energética para Europa”, de fecha 
10.1.2007 y la “Comunicación de la Comisión al Consejo Europeo y al Parlamento Europeo - Programa 
Indicativo Nuclear presentado en virtud del artículo 40 del Tratado Euratom para dictamen del Comité 
Económico y Social” del 10.1.2007. 


En el segundo de los documentos citados, en el capítulo 3.8. “El futuro de la energía nuclear”, se 
expresa: 


“El uso de la energía nuclear ha sido hasta ahora uno de los métodos utilizados para limitar las emisiones 
de CO, en la UE y, para aquellos Estados miembros que se inclinen por esa opción, formará probablemente parte 
de un panorama energético en el que se exigirán importantes reducciones de las emisiones en las próximas 
décadas. 


La energía nuclear es menos vulnerable a las alteraciones de los precios del combustible que la generada 
mediante carbón o gas, ya que el uranio representa una fracción limitada del coste total de la generación de 
electricidad nuclear, y que dicha energía se basa en recursos existentes en cantidades suficientes para numerosas 
décadas, ampliamente repartidos por todo el mundo. 
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La decisión de generar o no electricidad nuclear corresponde a cada Estado miembro. No obstante, 
en el supuesto de que el nivel de energía nuclear se reduzca en la UE, es esencial que esa reducción se efectúe de 
forma paralela a la introducción gradual de otras fuentes de energía suplementarias de bajas emisiones de carbono 
para la producción de electricidad; de no ser así, será imposible alcanzar los objetivos de reducir las emisiones de 
gases de efecto invernadero y de aumentar la seguridad del suministro energético.” 


En el último de los documentos enumerados al comienzo se expresa en el Capítulo 2.3: “El futuro de la 
energía nuclear en la Unión Europea depende principalmente de sus ventajas económicas, su capacidad de aportar 
electricidad fiable y económica para ayudar a conseguir los objetivos de Lisboa, su contribución a los objetivos 
compartidos de la política energética, su seguridad, su impacto en el medio ambiente y su aceptación social. La 
generación a base de energía nuclear tiene un papel que desempeñar a la hora de dar respuesta a la 
Revisión Estratégica del Sector de la Energía y, en particular, a las principales prioridades señaladas en el 
Libro Verde “Hacia una estrategia europea de seguridad del abastecimiento energético”. 


Finlandia, que actualmente posee cuatro centrales nucleares en operación, con una potencia de unos 
2.600 MW eléctricos, y donde la generación nucleoeléctrica representa un porcentaje del 30% del total del 
suministro, ha decidido la construcción de su quinta central, Olkiluoto 3, de 1.600 MW, siendo el primer reactor 
que se está construyendo en la Unión Europea desde hace 15 años. Se trata de un reactor de agua liviana 
presurizada (PWR), que será el mayor existente en el mundo, y en su financiación no ha participado el Estado. Es 
un reactor de la Generación MI, denominado EPR (European Pressurized Water Reactor), desarrollado por la 
empresa francesa AREVA NP. 


Corte reactor EPR 


Finlandia tomó esa decisión por motivos económicos y ambientales. Ese país carece de depósitos de 
carbón, petróleo o gas natural, y ha explotado sus recursos hidroeléctricos, relativamente escasos; como 
consecuencia, importa el 44% de su energía primaria. En el año 2006, la demanda de electricidad alcanzó 89.991 
GWh, con un incremento de 5,6% con respecto al año anterior. De acuerdo con las previsiones del Ministerio de 
Comercio e Industria de ese país, la demanda de electricidad evolucionará de 79,2 TWh en el año 2000, a 94,2 
TWh en el 2010, y 103,3 TWh en el año 2020. La industria (54%) y el sector residencial (21%) son los mayores 
consumidores de electricidad. Por consiguiente se deberá ampliar en forma importante la capacidad de generación 
para atender el crecimiento de la demanda y la desactivación prevista de viejas centrales. Los compromisos de 
Finlandia en relación con el Protocolo de Kyoto descartan la incorporación de centrales de generación a carbón. 
La composición de la generación eléctrica en ese país clasificada en relación con los combustibles utilizados se 
muestra en el siguiente gráfico: 
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Importaciones netas 
12,7% 

Hidroelectricidad 12,6% 
Eólica 0,2% 

Turba 6,9% 

Petróleo 2% 


Biocombustibles 11,3% 
Carbón 17,9% 


Combustibles 
residuales 1,1% 


Nucleoeléctrica 24,4% 
Gas natural 10,9% 


Fuente: Industrias finlandesas de la energía (2006) 


En relación al costo de generación, en el 2000-2002, cuando se decidió la construcción de la quinta 
central nuclear se verificó que la generación nucleoeléctrica era perfectamente competitiva con los métodos de 
generación eléctrica a base de carbón, gas, leña y eólica (Cf. cuadro comparativo de la Universidad Tecnológica 
de Lappeenranta en el Capítulo 6.2.12.). Se proyecta su entrada en servicio para principios de 2011, y a partir de 
ese momento, la generación nuclear pasará del 28% actual al 35%. Un informe sobre cómo se podría mejorar el 
rendimiento del mercado eléctrico finés ha determinado la necesidad de una mayor capacidad de generación 
doméstica y propone que el país construya un sexto grupo nuclear lo antes posible. El recuerdo de la gran 
disminución de las exportaciones de electricidad rusa a ese país en el invierno de 2005 dejó sus huellas en la 
opinión pública, que valora la independencia que daría un sexto reactor. 


El 14.2.2008, Teollisuuden Voima Oyj (TVO), la generadora privada constructora de Olkiluoto-3, y 
operadora de otros dos reactores en ese emplazamiento, elevó el Estudio de Impacto Ambiental al Ministerio 
Finlandés del Empleo y la Economía para la construcción de un cuarto reactor en el sitio de Olkiluoto, con una 
potencia eléctrica neta de 1000 a 1800 MW. Otras dos compañías generadoras, Fortum y Fennovoima están 
interesadas en instalar nuevas centrales nucleares en otros sitios de ese país. 


La nucleoelectricidad, producida al más bajo costo de la Europa de los quince, ha contribuido a que 
Finlandia llegue a ser el primer exportador mundial de papel. 


En Francia la energía nuclear tiene una importancia considerable, con un porcentaje del 77% de 
generación nucleoeléctrica sobre el total en el 2007, con sólo un 54% de la capacidad instalada total y 59 
centrales nucleares en operación. A partir del año 2012 se deberá comenzar a reemplazar las centrales existentes 
más antiguas, a medida que vayan llegando al final de su vida útil. A mediados de 2006 se comenzó a construir 
en Flamanville, Normandía, una central de tercera generación similar a la que se está construyendo en Finlandia 
(reactor REP, Réacteur d'Eau Présurisée, de agua presurizada, de 1.650 MW. de potencia), previéndose su puesta 
en marcha en el año 2012. EDF anunció en agosto de 2005 que prevé sustituir sus centrales nucleares existentes 
con reactores REP. Su costo se estima en 3.300 millones de euros en moneda de 2005, lo que arroja un costo 
estimado de generación de 46 euros por MWh. Esto representa un ligero aumento sobre las estimaciones 
iniciales, debido a la inflación y a incrementos del precio de materiales de construcción como el acero. El 
13.6.2008, el Primer Ministro francés, Francois Fillon anunció que ese país considera la construcción de un 
segundo EPR. Gracias a sus reactores nucleares que le proveen la autosuficiencia, Francia es el primer 
exportador mundial de electricidad. 


Mientras tanto, Areva, el grupo industrial francés especializado en la energía, creado por la fusión de 
CEA Industries, Framatome y Cogema, pretende abarcar la tercera parte del mercado mundial, cubriendo todo el 
ciclo de combustible nuclear para el año 2010, según ha manifestado la presidenta de su Consejo Ejecutivo, Anne 
Lauvergeon. 


Lauvergeon ha señalado que Areva había previsto el renacimiento nuclear y que está preparada para 
satisfacer la demanda, informando que el reactor de agua a presión europeo de la compañía ha sido seleccionado 
ya por tres compañías: Teollisuuden Voima Oy de Finlandia, Constellation Energy de Estados Unidos y 
Electricité de France. 
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El mapa siguiente muestra la ubicación de las instalaciones nucleares en el territorio francés: 


Inglaterra es otro país que está seriamente considerando reanudar la construcción de centrales nucleares 
desde su sector científico-tecnológico; el ex - Primer Ministro Tony Blair habló de la posibilidad de que la única 
solución para el suministro energético de Gran Bretaña, tomando en consideración la afectación ambiental, y el 
cercano agotamiento de sus yacimientos de hidrocarburos en el Mar del Norte, sea la construcción de nuevas 
centrales nucleares. Actualmente tiene 23 reactores en operación en 12 sitios, suministrando alrededor de un 20% 
de la demanda eléctrica. La industria nuclear emplea alrededor de 40.000 personas en forma directa en ese país, y 
otros 40.000 en forma indirecta. 


El 10.1.2008 el Ministro de Empresas y Negocios del Reino Unido, John Hutton, declaró en la Cámara 
de los Comunes que nuevas centrales nucleares proveerían una manera “segura y accesible” de asegurar la futura 
provisión energética de ese país, junto con otras fuentes de generación eléctrica de bajas emisiones de gases de 
efecto invernadero. Se estima que el Reino Unido podría tener nuevas centrales nucleares en funcionamiento para 
el año 2017. Hasta el año 2003, el Gobierno de ese país estimaba poco atractiva esta opción, pero su cambio de 
rumbo traerá importantes repercusiones en Europa, especialmente en la R. F. de Alemania, donde se acordó una 
moratoria nuclear en el año 2000. 


El Gobierno del Primer Ministro Gordon Brown ha tomado la decisión en función de dos argumentos. El 
primero es la necesidad del Reino Unido de reducir las emisiones de carbono. El segundo, invocado también por 
el Presidente George Bush a mediados de 2007, es la reducción de la dependencia energética del exterior ante 
contingencias como el alza de los precios del crudo o la inestabilidad política en Rusia. 


En Europa algunos países que dicen tener una moratoria nuclear por otro lado la están violando ya sea 
porque le compran al vecino o porque invierten en emprendimientos nucleoeléctricos proyectados en territorio 
vecino. 


Italia, que decidió cerrar sus centrales nucleares en los años 90, luego del plebiscito de noviembre de 
1987, paradójicamente en el presente importa electricidad de Francia donde el 80% es nuclear —algo similar 
ocurre en Uruguay con la importación de energía eléctrica desde la República Argentina y de la R.F. de Brasil, 
países con generación electronuclear- y por otro lado la misma empresa de electricidad italiana pretendía una 
participación accionaria junto con Electricité de France en la nueva central nuclear a construirse en Flamanville, 
Francia. Italia es el mayor importador neto mundial de energía eléctrica — 51 TWh en el año 2005 -, 
principalmente de Francia y Suiza, ambos con una muy importante componente nuclear en su matriz eléctrica. 
Esta adquisición, sumada a la del resto de los energéticos importados, totaliza 60 mil millones de euros al año. El 
entonces Ministro Italiano de Medio Ambiente, Altero Matteoli, anunció en octubre de 2005 el interés del uso de 
la energía nuclear como fuente principal de energía en unos 10-15 años. 


La empresa italiana ENEL compró el 66% de la empresa eléctrica de Eslovaquia, que opera seis 
centrales nucleares, habiendo aprobado en el año 2007 un plan de inversiones en ese país que incluye el 
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desembolso de 1800 millones de euros para completar la central de Mochovce 3 & 4, de 942 MW, brutos, en el 
período 2012-13. 


Luego de la victoria de Silvio Berlusconi en la elecciones del 13.4.2008, el nuevo gobierno electo planea 
construir una nueva generación de centrales nucleares, cumpliendo con las promesas hechas durante la campaña 
electoral. El Ministro de Desarrollo Económico, Claudio Scajola hizo el anuncio en una reunión de la asociación 
de industriales italianos, Confindustria, el 23.5.2008. Italia es el único país integrante del G8 que no cuenta con 
generación nucleoeléctrica. 


En España, con ocho centrales nucleares activas que proveyeron en 2007 el 17.4% de la demanda, con 
7,44 GW. de capacidad, se duda sobre qué política aplicar. Las centrales nucleares existentes ahorran la emisión 
anual de unos 40 millones de toneladas de CO, a la atmósfera, equivalentes a las del 75% del parque 
automovilístico español, reducen las importaciones de combustibles fósiles y ayudan a contener los precios de la 
electricidad, ya que el costo del kilovatio-hora nuclear es estable, predecible y competitivo. España carece de 
materias primas como el gas o el petróleo e importa el 80% de los productos energéticos que consume; su 
dependencia energética es preocupante y supera a la de la Unión Europa, que alcanza el 50%. La energía nuclear 
reduce esta dependencia exterior y, sin ella, su balanza de pagos vería incrementado su ya elevado déficit en 
2.500 millones de euros. El 9.1.2008, el Presidente José Luis Rodríguez Zapatero anunció que si era reelegido en 
las elecciones del 9.3.2008 reduciría progresivamente la dependencia de España con respecto a la energía nuclear, 
haciendo un esfuerzo colectivo hacia las energías renovables. Su posición contrasta con la del ex Presidente del 
Gobierno, Felipe González, quien el 20.10.2006 expresó públicamente, en una Asamblea General del Club de 
Madrid, que reúne a ex mandatarios de la Unión Europea, que se "replantee seriamente" la moratoria nuclear que 
él mismo implantó en España en 1984 ante los avances en seguridad y en la eliminación de los residuos 
producidos desde entonces. Mientras estas expresiones toman estado público, España desarrolla un programa de 
mejora e incremento de potencia de sus centrales nucleares, al igual que en Suecia, Suiza y los EE.UU.. El 
proyecto es incrementar en 11% la capacidad de las centrales nucleares, añadiendo 810 MW, en total. Por 
ejemplo, la Central Nuclear de Almaraz va a invertir un total de 170 millones de euros para mejorar sus equipos, 
según se anunció en el año 2007. La inversión se hará efectiva hasta el año 2010, fecha en la que expira el 
permiso de explotación de la planta nuclear, que solicitará en ese momento su renovación. La Central de 
Cofrentes fue repotenciada un 2% en 1988, otro 2,2% en 1998, 5,6% en 2002 y 1,9% en 2003, llevándola a un 
112% de su capacidad original, con planes de llegar a un 120% al final de la década. 


El mapa siguiente muestra la ubicación de las instalaciones nucleares en el territorio español: 


a EL ¡ette 23:18 o o 


En Alemania, donde también se había decretado una moratoria, la CDU-CSU, ganadora de las últimas 
elecciones, había prometido construir nuevas centrales nucleares antes de tener que constituir una alianza con la 
oposición para formar gobierno. En este momento este asunto se está negociando pero la perspectiva es que por 
lo menos se mantendrán abiertas las existentes y seguramente se deberán construir nuevas pues de otra forma el 
precio de la electricidad en Alemania no sería competitivo con el de Francia, y sería difícil cumplir con los 
compromisos de reducción de emisiones de gases de efecto invernadero. La Canciller alemana Angela Merkel 
declaró el 10.6.2008 que la moratoria nuclear alemana era una medida “absolutamente equivocada”. 


En Suecia, una gran mayoría de la población está actualmente en contra del cierre anticipado de 


cualquiera de los reactores nucleares. En 1980, luego del accidente de Three Mile Island en los EE.UU. un 
referéndum dispuso que las doce plantas nucleares en operación en ese momento continuarían funcionando hasta 
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el fin de su vida útil económica. Luego de la clausura de las unidades 1 y 2 de Bárseback en 1999 y 2005 
respectivamente, el Gobierno, en una política ambivalente, trabajó en conjunto con las empresas de generación 
para reemplazar los 1200 MW perdidos, aprobando proyectos para repotenciar los cuatro reactores de Ringhals 
en 500 MW., Oskarshamn-3 en 250 MW., con extensión de vida a 60 años, y los tres reactores de Forsmark en 
410 MW.. 


En Holanda, el Gobierno prorrogó hasta el año 2033 el permiso de operación de su único reactor nuclear, 
Borssele, luego de años de intentos legislativos de cierre del mismo. 


Bulgaria, que posee dos reactores operativos en su central de Kozloduy, 200 km al norte de Sofía, planea 
proseguir con la construcción de su segunda central en Belene, sobre el río Danubio, que fuera interrumpida a 
comienzos de la década de los 90, con dos reactores VVER-1000 de tercera generación que serán suministrados 
por la compañía rusa Atomstroyexport, de 1.960 MW, de capacidad neta total. La construcción comenzará en el 
año 2009, siendo la propietaria una compañía cuyo capital accionario estaría constituido en un 51% por la 
empresa estatal de energía eléctrica NEK y el 49% por un socio a definir. La inversión ha sido estimada en 7.000 
millones de euros, de los cuales 4.000 millones corresponden a la provisión de Atomstroyexport. 


Turquía, que no posee aun centrales electronucleares en operación, aprobó el 10.5.2007 una ley sobre su 
construcción, operación, y venta de la energía generada, y el 13.2.2008 escogió su ubicación en Akkuyu, sobre el 
Mar Mediterráneo. 


La Unión Europea está dividida en distintas áreas de precios de la electricidad, que se corresponden con 
otros tantos mercados eléctricos, nueve en la actualidad. Los precios de la electricidad están convergiendo entre 
esos mercados, debido a un aumento en los intercambios internacionales. Sin embargo, se verifica que en los 
mercados donde la componente nucleoeléctrica nacional es menor, o inexistente, los precios son mucho mayores 
que en aquellos donde ésta predomina. En el 2006, el precio spot promedio en el mercado Ipex, de Italia, fue de 
78 €/MWh, y en el APL Power NL, en Holanda, de 64,6 €/MWh, ambos con escasa o nula oferta nucleoeléctrica 
nacional. En cambio, en mercados con importante oferta nuclear, como el Powernext, de Francia, fue de 47,2 
€/MWh, y de 50,8 €/MWh en el EEX de Alemania. 


En los cuadros siguientes se muestran los precios de la electricidad en los países de la Unión Europea — 
25, en los sectores residencial e industrial, a enero de 2006. El primer cuadro muestra la tarifa residencial, en 
euros por MWh, para un consumo de 3.500 kWh/año, con y sin impuestos, y ajustado con la Paridad de Precios 
Estándar (PPS), que tiene en cuenta la paridad de precio de compra en los distintos países. Un PPS compra la 
misma canasta de bienes y servicios en todos los países. 
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País Enero 2006 (euros), con | Enero 2006, euros | % impuestos | Enero 2006 (PPS), 
impuestos (PPS), con euros, sin 
impuestos impuestos 

Grecia 70,1 80,1 8,3 74,0 
Finlandia 107,8 93,8 25 75,0 
Reino Unido 102 90,5 4,8 86,4 
Suecia 143,5 120,6 39 86,8 
Francia 120,5 109,2 24,9 87,4 
Austria 134 124,7 33,3 93,5 
España 114,7 119,5 18 101,3 
Estonia 73,1 117,8 15,2 102,3 
Irlanda 149 119,5 13,8 105,0 
Dinamarca 236,2 171,7 57,8 108,8 
Bélgica 144,2 133,3 22,1 109,2 
Eslovenia 104,9 137,1 16,7 117,5 
Lituania 71,8 137,7 15,2 119,5 
Luxemburgo 160,3 139,7 13,3 123,3 
Malta 94,9 132,6 4,7 126,6 
Chipre 143,1 150,1 14,4 131,2 
Alemania 183,2 166,5 25 133,2 
Letonia 82,9 153,7 15,3 133,3 
Holanda 208,7 191,5 42,2 134,7 
República Checa 98,5 158,1 15,8 136,5 
Hungría 107,5 171,4 16,7 146,9 
Portugal 141 163 5 155,2 
Italia 210,8 202,3 26,6 159,8 
Polonia 119 200,5 22,4 163,8 
Eslovaquia 144,8 244,8 16 211,0 
UE 25 141,6 


Fuente: Informe Eurostat 14.6.2006. 


Se observa que, excluyendo el caso de Grecia, los cuatro países con menores precios de la electricidad 
residencial, ajustados por paridad de precio de compra - Finlandia, Reino Unido, Suecia y Francia- son grandes 
productores de nucleoelectricidad. Suecia es el país del mundo con mayor consumo per cápita de 
nucleoelectridad. En el otro extremo, Portugal, Italia y Polonia tienen las tarifas más caras, y carecen de 
producción nucleoeléctrica. 


En el segundo cuadro, que se presenta a continuación, se presentan las tarifas de la electricidad industrial 
para un consumo de 2.000 MWh/año. 
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País Ene-06 (euros), sin impuestos Ene-06 (PPS), sin 

impuestos 
Finlandia 56,3 49 
Suecia 59,3 49,8 
Francia 57,8 52,4 
Dinamarca 80,1 58,2 
Reino Unido 82,2 72,9 
Letonia 40,9 75,8 
Grecia 66,8 76,3 
Luxemburgo 89,5 78 
España 75,7 78,8 
Austria 86,3 80,3 
Irlanda 101,1 81,1 
Estonia 51,1 82,3 
Eslovenia 65,1 85,1 
Holanda 95,7 87,8 
Bélgica 96,9 89,6 
Alemania 99,4 90,4 
Portugal 81,7 94,5 
Lituania 49,8 95,5 
Malta 71,1 99,3 
Polonia 63,3 106,7 
Italia 120,8 115,9 
República Checa 73,1 117,3 
Chipre 113,6 119,2 
Hungría 76,1 121,3 
Eslovaquia 77,3 130,8 
UE 25 86,5 


Fuente: Informe Eurostat 14.6.2006. 


Se observa que, excluyendo a Dinamarca, lo cuatro países con tarifas más bajas son los mismos que 
encabezan la lista para la parte residencial: Finlandia, Suecia, Francia y el Reino Unido. La diferencia con los 
países con electricidad más cara es sustancial. 


7.4.2. América del Norte 


En los EE.UU., donde existen 103 centrales en operación, se ha tomado como medida la extensión de 
sus licencias de operación. Su duración prevista es de 40 años y ya 30 centrales nucleares han extendido su 
licencia de operación a 60 años, unos 20 años adicionales; otras 16 plantas ya solicitaron su extensión de 
operación y el nuevo plan energético de Estados Unidos prevé el inicio de construcción de nuevas centrales de 
tercera generación hacia el 2010. Asimismo, hasta la fecha se han repotenciado siete centrales electronucleares y 
están en ese proceso otras cinco. 


El 6.2.2006, el Presidente G. W. Bush anunció, como medida clave en su Iniciativa Avanzada de 
Energía, la intención de reprocesar el combustible gastado de los reactores, obteniéndose plutonio a ser utilizado 
como combustible en una nueva generación de centrales nucleares a instalarse en ese país y en otros lugares del 
mundo, dando fin así a la prohibición al reprocesamiento establecida por el Presidente J. Carter en el año 1977. 


Propuso también la “Alianza Mundial para la Energía Nuclear” (GNEP, Global Nuclear Energy 


Partnership), concebida como una sociedad de naciones cuya meta sería mejorar la resistencia a la proliferación 
de los ciclos de combustible nuclear, y al mismo tiempo garantizar el acceso al suministro de combustible. 
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Esta propuesta comprende iniciativas tanto políticas como tecnológicas, estas últimas relacionadas con el 
reprocesamiento y la quema de actínidos en los reactores de neutrones rápidos. Para este fin, se limitaría la 
difusión de las tecnologías de enriquecimiento y reprocesamiento del combustible gastado. 


En la actualidad el GNEP comprende a 16 naciones miembros. 


El 31.8.2007 se anunció públicamente que la empresa francesa Electricité de France S.A., el mayor 
operador de centrales nucleares del mundo, acordó construir cuatro reactores REP (EPR, European Pressurized 
Reactor) en los EE.UU. con la empresa norteamericana Constellation Energy Group Inc. 


En los EE.UU. se ha verificado un extraordinario crecimiento del factor de capacidad de las centrales 
nucleares, a partir de valores inferiores a 60% en la década de los 80. En el año 2007 el factor de capacidad 
promedió 91,07%, superando el record anterior del año 2004, de 90,1%, lo que es señal de una industria madura y 
competitiva, habiendo superado el desafío de la desregulación del mercado eléctrico. Este incremento, junto con 
las mejoras introducidas en las centrales nucleares en ese país, ha equivalido a la incorporación, entre los años 
1990 y 2006, de la generación eléctrica que hubiesen producido 27 nuevas centrales de 1.000 MW.. 


México posee una central nucleoeléctrica en Laguna Verde, 70 km al noroeste de Veracruz, con dos 
reactores de agua de agua ligera en ebullición (BWR), de 1.310 MW, de capacidad neta, que generaron 10,4 TWh 
en el año 2006, un 4,9% del total de la demanda. En la actualidad se ejecuta un proyecto de aumento de la 
capacidad de la central, previsto para finalizar en el año 2010, que incrementará su potencia en un 15%. 


Central nuclear de Laguna Verde, México 


7.4.3. Asia 


En Asia, China enfrenta un gran desafío con 1.300 millones de habitantes y un sostenido crecimiento 
económico. La demanda de energía eléctrica crece en un orden del 10% anual. El actual programa nuclear chino 
comprende 11 centrales en operación, 5 en construcción, 30 ordenadas o planeadas y un proyecto de construcción 
de 86 adicionales en los próximos 15 años. Desde hace tres años el ritmo de construcción es de dos centrales 
nucleares de 1.200 a 1.500 MW de potencia unitaria por año. 


Japón, segunda potencia económica mundial, constituye el cuarto mercado eléctrico en el mundo. El 
80% de su energía primaria es importada, y la generación nuclear alcanzó en el año 2006 el 30% del total 
doméstico, con 55 reactores en operación, siendo el tercer productor mundial de nucleoelectricidad, después de 
los EE.UU. y Francia. Este país está construyendo un nuevo reactor, y prevé duplicar la incidencia de la energía 
nuclear en su matriz energética en las próximas décadas al no tener ninguna otra fuente a la cual recurrir, 
construyendo doce nuevas plantas nucleares en los próximos 10 años. A raíz del alza de las cotizaciones del 
petróleo y el crecimiento de China e India como potencias económicas, este país teme ser víctima en el largo 
plazo de una crisis de suministro de materias primas fósiles. El gobierno japonés considera que las energías 
renovables como la eólica, la biomasa o la solar son sólo complementos, y estima que su única opción es la 
energía nuclear. La producción de nucleoelectricidad, que genera poco dióxido de carbono, puede ayudarle a 
alcanzar el objetivo de reducción de las emisiones de gas con efecto invernadero impuesto por el Protocolo de 
Kyoto. El objetivo del Gobierno es elevar a 35% o 40% la participación de la energía nuclear en la generación 
eléctrica, y que los reactores instalados suministren en 2010 cerca de un 19% de su energía primaria, con lo que 
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espera hacer retroceder a un 43% la participación del petróleo crudo, que es de un 50% actualmente. El petróleo, 
proveniente principalmente de Oriente Medio, totaliza más de la mitad de sus importaciones energéticas, por 
delante del carbón (20%) y el gas natural (14%). La decisión de reactivar la energía nuclear data de octubre de 
2003, ya que sucesivos gobiernos dudaron en avanzar en un asunto tan sensible en un país traumatizado por los 
bombardeos de Hiroshima y Nagasaki. 


En el 2006, los EE.UU. terminaron con 32 años de aislamiento del programa nuclear hindú, cuando el 
Presidente G. W. Bush promulgó una legislación que autorizaba el comercio de tecnología y combustible nuclear. 
India no ha suscrito el Tratado de No Proliferación de Armas Nucleares. Este país cuenta con 17 centrales 
nucleares en operación, seis en construcción (entre ellos, un reactor reproductor), y diez en avanzado estado de 
planeamiento; se piensa así satisfacer de esa forma el crecimiento de la demanda eléctrica en los próximos 15 
años. Se planea la puesta en marcha de 19 centrales nucleares que agregarán 13,36 GW de capacidad, con el fin 
de alcanzar la meta de que la nucleoelectricidad constituya el 25% de la oferta eléctrica en el año 2050. Su 
programa nuclear ha sido encarado con la finalidad de aprovechar sus importantes reservas de torio. 


En Rusia la situación es similar, con 31 centrales en operación y tres en construcción. El Presidente ruso 
Vladimir Putin anunció el 27.4.2007, en su octavo discurso sobre el estado de la nación, el objetivo de aumentar 
en dos tercios la producción eléctrica antes del 2020, al tiempo que precisó la construcción de 26 nuevas centrales 
nucleares en los próximos 12 años. Recientemente se anunció también en ese país la construcción de centrales 
nucleares flotantes de mediana potencia, previéndose que se dispondrá de seis unidades operativas para el año 
2010. 


Corea del Sur posee 20 reactores en operación, que proveyeron el 35,3% de su electricidad en el año 
2007, y está construyendo tres adicionales de 1.000 MW. cada uno. En el período 2008-2012 construirá cinco 
más, totalizando una capacidad adicional de 6,6 GW.. En el año 1980, Uruguay tenía un consumo de 
electricidad per cápita de 1.068 KWh/hab.año, superior al de Corea del Sur, que no alcanzaba los 1.000 
kWh/hab.año. En la actualidad, mientras la R. O. del Uruguay tiene un consumo de alrededor de 
2.000-2.500 kKWh/hab.año, el de Corea del Sur es de 8.400 kKWh/hab.año. 


A mayo de 2008, existían en el mundo 439 centrales nucleares en operación, en 31 países, con una 
capacidad total de 371,99 GW.. Se están construyendo o realizando modificaciones de gran envergadura en 35 
reactores nucleares en 13 distintos países, la mayor parte de ellos en Asia, totalizando 28,8 GW.. Sólo dos países 
(Irán y Corea del Norte) están construyendo su primer reactor nuclear, aunque en el último de los nombrados se 
suspendió su construcción en el año 2006. 


En la actualidad, conocidos ambientalistas que antes eran opositores a la energía nuclear, han cambiado 
totalmente su posición, coincidiendo en que es un modo de generación eléctrica de base que no emite gases de 


efecto invernadero. 


El cuadro siguiente lista los reactores en operación y proyectos de generación nucleoeléctrica en el año 
2008. 
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Reactores nucleares en el mundo (2007-2008) y requerimientos de uranio 


REACTORE 
REACTORES S 
GENERACI dd: EN ORDENADO a En A URANIO 
Pais ÓN OPERACIÓN CONSTRUCCI so Š REQUERI 
NUCLEAR E ON PLANEADO a DO 
Septiembre ; Septiembre 
2007 2008 Septiembre S 2008 2008 
2008 Septiembre 
2008 
TWh %e N°?) MW. N° MW. | N° MW. N° MW. | Toneladas 
U 
Alemania |133,2 26 17 | 20339 0 0 0 0 0 0 3332 
Argentina 6,7 6,2 2 935 1 692 1 740 1 740 123 
Armenia 2,35 43,5 1 376 0 0 0 0 1 1000 51 
Banglades 0 0 0 0 0 0 0 0 2 2000 0 
h 
Bélgica 46 54 7| 5728 0 0 0 0 0 0 1011 
Bielorrusi 0 0 0 0 0 0 2 2000 0 0 0 
a 
Brasil 11,7 2,8 2 1901 0 0 1 1245 4 4000 303 
Bulgaria 13,7 32 2 1906 0 0 2 1900 0 0 261 
Canadá* 88,2 14,7 18 | 12652 2 1500 3 3300 4 4400 1665 
Corea del 0 0 0 0 0 0 1 950 0 0 0 
Norte 
Corea del |136,6 35,3 20 | 17533 3 3000 5 6600 2 2700 3109 
Sur 
China: R. 59,3 1,9 11 | 8587 7 6700 | 26 | 27620 76 | 62600 1396 
P. 
China: 39 19,3 6| 4916 2 2600 0 0 0 0 906 
Taiwán 
Egipto 0 0 0 0 0 0 0 0 1 1000 0 
Eslovaqui | 14,2 54 5| 2094 2 840 0 0 1 1200 313 
a 
Eslovenia 5,4 42 1 696 0 0 0 0 1 1000 141 
España 52,7 17,4 8| 7448 0 0 0 0 0 0 1398 
EE.UU. 806,6 19,4 104 | 10059 0 0| 12 15000 20 | 26000 18918 
9 
Finlandia 22,5 29 4 | 2696 1 1600 0 0 1 1000 1051 
Francia 420,1 77 59 | 63473 1 1630 0 0 1 1600 10527 
Holanda 4,0 4,1 1 485 0 0 0 0 0 0 98 
Hungría 13,9 37 4 | 1826 0 0 0 0 2 2000 271 
India 15,8 2,5 17 | 3779 6 2976 | 10 8560 9 4800 978 
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MUNDO |2.608/ 16 439 1373.24 | 36 29.848 | 97 | 105.075 | 222 | 200.175 64.689 
7 


(*) En Canadá, bajo el rubro “Construcción” figuran dos unidades de Bruce A que están siendo reacondicionadas. 


Terminología: 


En operación: central conectada a la red eléctrica. 

En construcción: comienzo del hormigonado del edificio del reactor, o reacondicionamiento mayor en ejecución; 
Planeados: Permisos otorgados, fondos presupuestados o decisión firme tomada, para centrales que entrarán en 
operación en los próximos ocho años, o con su construcción avanzada pero suspendida indefinidamente. 
Propuestos: clara intención o propósito de realización del proyecto pero todavía sin decisión en firme. 

La potencia de los reactores clasificados como “Planificados” y “Propuestos” es en MW. brutos. 


Fuentes: IAEA y WNA 
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País 


EE.UU. 
Francia 
Japón 
Alemani 
a 


Rusia 


Corea 
del Sur 


Canadá 
Ucrania 


Reino 
Unido 


Suecia 


Resto 
del 
Mundo 


Mundo 


A partir de los datos anteriores, en las tablas siguientes se clasifican los países con generación 
nucleoeléctrica según distintos criterios (producción, capacidad instalada y porcentaje de generación 
nucleoeléctrica sobre el total de generación doméstica): 


Generació 
n (TWh) 


787,2 
428,7 
291,5 
158,7 


144,3 
141,2 


92,4 
84,8 
69,2 


65,1 
394,9 


2.658 


% del 
total 
mundial 


14,9 


100 


País 


EE.UU. 
Francia 
Japón 
Rusia 


Alemania 


Corea del Sur 


Ucrania 
Canadá 


Reino Unido 
Suecia 


Resto del 
Mundo 


Mundo 


Capacida 

d nuclear 

instalada 
(GW) 


372 


(*) No incluye a los países que no poseen generación nuclear. 


País (basado en 
el total de los 10 
mayores 
productores) 


Francia 
Suecia 
Ucrania 


Corea del Sur 


Alemania 


Japón 


Reino Unido 
EE.UU. 
Rusia 


Canadá 


Resto del Mundo 
(G9) 


Mundo 


% 
Generació 
n nuclear 

sobre 
generación 
doméstica 

total 


16 
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En el cuadro siguiente se presentan los datos anteriores en forma gráfica para los países productores de 
nucleoelectricidad: 


mE Generación nuclear en TWh/año (eje 
izquierdo) 
e ——Producción nuclear per cápita en MWh/año (eje derecho) 


Total mundial: 2.658 TWh en 2006 


En cuanto al futuro de la generación electronuclear en el mundo en el mediano plazo, la Organización 
Internacional de Energía Atómica publicó en agosto de 2008 el informe “Energía, Electricidad y Generación 
Nuclear — Estimaciones para el período hasta el año 2030”, señala que “la generación nuclear, continuará 
expandiéndose durante las próximas dos décadas, en conjunto con la creciente demanda global de energía”. 


La OIEA plantea proyecciones en dos escenarios, de máxima y de mínima. 


En el escenario de mínima, la OIEA señala que la capacidad de generación nuclear se incrementará de 
los 372 GW. actuales a 473 GW., en el año 2030, con una tasa media de crecimiento anual de 1,3%. 


En el escenario de máxima, la OIEA estima que la capacidad de generación electronuclear se duplicará, 
con un crecimiento de 3,3% promedio anual, alcanzando los 748 GW. en el año 2030, superando las 
proyecciones hechas públicas en el año 2007. En este escenario, la generación nuclear acompañaria el 
crecimiento de la generación eléctrica total, que se estima en 3,2% para esa situación. 


Hans-Holger Rogner, a cargo del Departamento de Planificación y Estudios Económicos de la OIEA, 
señaló recientemente, en ocasión de la presentación del informe, que el crecimiento del costo del gas natural y del 
carbón, junto con la preocupación por la seguridad del suministro energético y las restricciones medioambientales 
son los principales factores que contribuyen al crecimiento de la generación nucleoeléctrica. 


117 


7.5. La energía nuclear en la región 
7.5.1. República Argentina 


En la República Argentina, un 54% de la potencia instalada de generación eléctrica corresponde a 
generación termoeléctrica con combustibles fósiles, un 41% a hidroeléctrica y un 4% a nuclear, totalizando 24 
GW en el año 2006; la potencia disponible es de 17-18 GW si se tienen en cuenta, entre otros, los problemas de 
transporte y falta de gas. En la gráfica siguiente se aprecia la composición del parque de generación eléctrica en 
la R. Argentina en el año 2006, según datos de la Secretaría de Energía de ese país: 


a Ciclo Combinado 
a Turbo Vapor 

a Turbinas de Gas 
O Hidráulica 

m Nuclear 


Si se considera la energía generada en el año 2007, según datos de CAMMESA y del Instituto Argentino 
de la Energía “Gral. Mosconi”, la generación nuclear fue responsable de un 8,3% del total, un 57% la generación 
en base a combustibles fósiles, y un 34,7% la hidroeléctrica. El pico de demanda fue alcanzado el 14.6.2007, con 
18.319 MW, en el tope de los 17.000-18.000 MW disponibles, lo que constituye un serio problema. 


Los reactores nucleares argentinos utilizan como combustible el uranio natural, pero la R. Argentina 
posee también la tecnología de enriquecimiento del uranio, y dispone de una planta a ese fin en Pilcaniyeu, 
provincia de Río Negro. 


Con vista al futuro, se advierte que los escenarios de demanda que se elaboraron en el 2002 por parte de 
la Secretaría de Energía, fueron hechos previendo un crecimiento del orden de 3-4%. Datos de FUNDELEC 
muestran un incremento de la demanda en relación al año anterior, de 8% en el 2003, de 6,7% en el 2004, y de un 
4% en el año 2007, a pesar de las severas restricciones en el invierno de ese año. Las cifras indican un fuerte 
crecimiento, que debe ser satisfecho de alguna manera. 


Para satisfacerla, si se considera la capacidad de generación del sistema actual con la hidraulicidad 
media, el gas y las unidades realmente disponibles, ya desde el año 2003 hubo que solventarla con generación de 
alto impacto, importando electricidad o importando gas oil o fuel oil. 


Lo proyectado hasta el momento es llegar a la cota de 83 metros en Yacyretá, construir los dos ciclos 
combinados de Campana-Rosario, y la puesta en servicio de Atucha II, todo lo cual no cubre todavía la totalidad 
de la demanda prevista. 


La opción nuclear es una alternativa para tratar de cubrir esa demanda, diversificando, y no pensando 
solamente en el gas y en la ampliación de los gasoductos. 


Las opciones en este sentido son, en primer lugar, la finalización de Atucha II, donde está concentrado 
todo el esfuerzo de la Comisión Nacional de Energía Atómica, de NA-SA (Nucleoeléctrica Argentina S.A.) y de 
todas las empresas del sector. El segundo paso es la extensión de vida de las centrales nucleares de Atucha y 
Embalse, y posteriormente, la construcción de una cuarta y una quinta central nuclear del orden de los 1.000 MW 
cada una, que podrían perfectamente instalarse, ya que la República Argentina dispone de la tecnología y del 
personal capacitado a tales efectos. Se requiere una decisión política para comenzar a construirla, para luego 
pensar nuevos reactores de cuarta generación en un horizonte de 30 a 40 años. 


El aporte nucleoeléctrico en el total de la generación fue del 6,93% en el 2006, y de 8,3% en el 2007, 
bajo en comparación con un 16% en el promedio mundial y de un 35% en la Unión Europea. La R. Argentina 
está pues por debajo del promedio mundial y muy por debajo del europeo, por lo que hay margen para 
incrementar la proporción de energía nuclear, en comparación con lo practicado por otras naciones. 
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Atucha I, conectada a la red en 1974, está operando con una potencia neta de 335 MW., Embalse, 
conectada a la red en 1984, con 600 MW. y Atucha Il, en construcción con un avance de 80%, ha sido proyectada 
con una potencia eléctrica de 692 MW.. 


En las imágenes siguientes se observa, a la izquierda, las centrales nucleares de Atucha I y II, y a la 
derecha, la central nuclear de Embalse. 


Una ventaja de las centrales nucleares es su alta disponibilidad; la central de Embalse ha tenido una 
disponibilidad del orden del 80-90% en toda su vida útil. La central de Atucha I construida con una tecnología un 
poco más antigua ha tenido un factor de disponibilidad un poco menor. 


Los costos de operación están distorsionados; como ejemplo, en el caso de Atucha I, al no estar 
funcionando Atucha II, tiene un costo del combustible más caro, dado que la economía de escala en la producción 
del combustible todavía no es la adecuada porque todas estas centrales y el sistema nucleoeléctrico argentino, 
incluyendo su fábrica de combustible, agua pesada, etc., fueron pensadas para un plan nuclear con seis centrales 
nucleares funcionando, mientras que en la actualidad se está funcionando solamente con dos, por lo que todos 
esos costos se reparten entre estas dos centrales. Si se ponen nuevas máquinas en funcionamiento estos costos van 
a ser repartidos entre todas ellas y consiguientemente van a disminuir. Aun así, el costo del combustible está en el 
orden de un 37% del total, y un 20% lo constituyen los sueldos. En caso de la central de Embalse, donde el 
combustible es un poco más barato, la incidencia es del orden del 28%; todo esto, con las salvedades antedichas. 


En lo relativo a la influencia de los costos de capital sobre los costos de generación, si se comparan los 
costos de construcción de nuevas centrales en la R. Argentina tomando los datos de prospectiva de la Comisión 
de Energía Atómica, con un valor del gas natural de 1,8 USS/MBTU, un petróleo a 65 dólares el barril y un 
precio de uranio a 70 dólares el kilo, la central Atucha II es perfectamente competitiva con una de gas natural de 
ciclo combinado. Esto es sin internalizar los costos ambientales, inclusive con estos valores la construcción hoy 
de una central del tipo de la de Embalse también sería competitiva. El precio del gas natural de 1,8 USS/MBTU 
es un valor muy bajo que no es el que se debería estar pagando hoy en día, lo que favorece la alternativa de la 
construcción de un ciclo combinado. Si se internalizan los costos ambientales en estas centrales, se advierte que 
entonces Atucha II a partir del estado de avance actual es la más barata de las opciones existentes para incorporar 
al sistema, en segundo lugar estaría un ciclo combinado a gas natural y nuevas centrales nucleares estarían en 
tercer lugar, pero muy próximas, ya que el ciclo combinado generaría con un costo de 37 U$S/MWh y las 
nucleares a 38 USS/MWh. Estos valores hay que tomarlos con las salvedades anteriormente expuestas, en cuanto 
a que los valores de los energéticos están distorsionados en la R. Argentina, lo que influye en las conclusiones. 


El estado actual de Atucha II comprende una obra civil totalmente construida, y en su totalidad tiene un 
avance del 81%. 


El 22.11.2006, el Ministro de Planificación, Julio de Vido suscribió con la empresa canadiense Atomic 
Energy of Canada Limited (AECL) un convenio de asistencia técnica para respaldar y certificar las obras 
faltantes para que, según el cronograma oficial, Atucha II entre en servicio a mediados de 2010. Tanto la 
terminación de la central, como la extensión de la vida útil de Embalse y el desarrollo de una cuarta usina 
constituyen los puntos salientes del Plan Nuclear anunciados por el Gobierno argentino en setiembre. De acuerdo 
con los cálculos oficiales, el programa nuclear demandará en ocho años 3.500 millones de dólares. La 
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terminación de Atucha II de 725 MW. brutos implicará una inversión de 500 MUSS y la planta de Arroyito que 
producirá las 600 toneladas de agua pesada que requerirá la central, otros 200 MUSS$. En el 2008 se prevé el 
inicio de las obras para prolongar la producción de Embalse por otros 25 años, con una inversión estimada en 
torno de los 400 millones de dólares, y en el caso de la cuarta central nuclear, la intención de los funcionarios es 
comenzar ahora con los estudios de prefactibilidad para poder comenzar los trabajos a fines de 2010. La nueva 
usina, de unos 1000 MW, exigirá una inversión cercana a los 2000 millones de dólares. 


En el Capítulo 5.1. se mencionó el acuerdo firmado entre Argentina y Canadá el 28.7.2007 para la 
construcción de la cuarta central, una Candu-6 de 700 MW, netos de potencia, con opción a una segunda en 
servicio un año después, similar a la instalación en Qinshan, R. P. China (cf. fotografía en 8.3.). 


Para la Comisión Nacional de Energía Atómica argentina, lo que sigue luego de esa cuarta central 
nuclear son reactores de cuarta generación sobre los cuales la R. Argentina tiene un desarrollo hecho (reactor 
CAREM), habiéndose anunciado en abril de 2007 la construcción de un prototipo de 25 MW., para el año 2012, y 
un modelo de 250 MW. de potencia para el 2020. 


7.5.2. República Federativa de Brasil 
En Brasil, la energía nuclear, producida por los dos reactores situados Angra dos Reis, Estado de Río de 
Janeiro, proporcionó en el año 2006, el 3,3% de total de la producción eléctrica del país, 13,77 TWh de un total 


de 415,8 TWh, constituyendo la segunda fuente de energía primaria para la generación de electricidad, después 
de la hidroeléctrica, superando al gas natural, como se muestra en el gráfico siguiente: 


Otros < 1% 


Gas 3,1% 


Nuclear 3,3% Carbón 1,6% 


Hidroeléctrica 92% 


Fuente: ONS/ANEEL 


El suministro electronuclear alcanzó este puesto a pesar de que su capacidad total, de 1.795 MW. netos, 
es inferior a la de las termoeléctricas convencionales. 


La Central está constituida por dos reactores de agua presurizada (PWR): Angra I, con una potencia neta 
de 520 MW, (657 MW. brutos) que fue el primero que se conectó a la red en 1982, y Angra II, con una potencia 
neta de 1275 MW, (1350 MW, brutos) conectado en el año 2000. La instalación de un tercer reactor, Angra III, 
con una potencia de 1.229 MW., estuvo paralizada debido a problemas ambientales y de falta de fondos, pero en 
agosto de 2007 la empresa estatal Eletronuclear recibió la autorización para reanudar la construcción. 


Angra I fue adquirido a la Westinghouse de Estados Unidos, sin que en la compra se incluyera la 
transferencia de tecnología de reactores. Angra II se construyó con tecnología alemana, como parte de un acuerdo 
nuclear global entre Brasil y Alemania firmado por el presidente Ernesto Geisel en 1975. El complejo había sido 
planificado para que tuviera tres unidades PWR con una potencia de salida total de alrededor de 3.000 MW., y 
sería la primera de 4 plantas nucleares que debían construirse hasta 1990. 


Problemas tecnológicos y administrativos, y la oposición pública a la construcción de una planta nuclear 
en un parque nacional de manglares, situado entre las dos ciudades más pobladas de Brasil, complicaron el 
proyecto, donde se han gastado más de 12.000 millones de dólares en sus más de 30 años de construcción. 


El equipamiento de Angra III, la última fase del complejo, fue adquirido en 1995, pero desde entonces se 
encuentra almacenado, devengando unos gastos de mantenimiento de 20 millones de dólares al año, habiéndose 
invertido hasta la fecha 750 millones de dólares en esas adquisiciones. 

El Presidente Luis Inácio Lula da Silva manifestó repetidamente su intención de construir Angra III y 


completar el proyecto. El 25.6.2007, el Consejo Nacional de Política Energética (CNPE) aprobó recomendar al 
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Presidente de Brasil, Lula da Silva, la reanudación de las obras de construcción de la central nuclear de Angra III, 
siendo ésta dispuesta el 10.7.2007 por el Presidente de la R. F. de Brasil, aprobándose el licenciamiento 
ambiental previo el 23.7.2008. El Ministerio de Minas y Energía espera que el reactor esté en operación 
comercial entre junio y julio del año 2013. Los resultados negativos de Angra en cuanto a los tiempos de 
construcción han llevado al diferimiento de los proyectos de todas las demás plantas proyectadas en Brasil 
(Iguape, Peruíbe y São Sebastião). 


El complejo es administrado por Eletronuclear, una compañía estatal con el monopolio de la generación 
de energía nuclear en Brasil. El complejo da empleo a unas 3.000 personas y genera otros 10.000 puestos de 
trabajo indirectos en Río de Janeiro. 


Las centrales nucleares brasileñas utilizan como combustible el uranio enriquecido. Brasil domina esta 
tecnología y posee una planta de enriquecimiento en Rezende, Estado de Río de Janeiro, que utiliza 
centrifugadoras, con un consumo energético del proceso de enriquecimiento muy inferior al de difusión gaseosa 
(40 kWh/kgSWU para la centrifugación vs. 2400~2600 kWh/kgSWU para la difusión gaseosa). Su capacidad de 
producción ha sido diseñada para atender las necesidades de los reactores de Angra dos Reis. 


Brasil posee la sexta reserva de uranio del mundo, si se considera el mineral obtenible a un costo menor 
a 130 U$S/kg U, pero sólo ha prospectado un tercio de su territorio. Las reservas probadas de costo menor a 80 
U$S/kg U alcanzan las 309.370 toneladas, y las estimadas en 800.000 toneladas adicionales, lo que constituiría la 
primera o segunda reserva mundial de uranio. 


En marzo de 2008 se entregaron dos nuevos generadores de vapor para Angra I, cuya instalación 
permitirá aumentar la capacidad de esa Central a 700 MW a partir de octubre de 2009, cuando entren en servicio. 
Estas dos unidades sustituirán los equipamientos actualmente en operación, que están en funcionamiento desde el 
comienzo de su operación. La vida útil de la Central se incrementará así en 20 años, además del aumento de su 
eficiencia. Los generadores fueron construidos en las instalaciones de Nuclep en el municipio de Itaguaí, en Río 
de Janeiro, subcontratada por la empresa francesa Areva, responsable de la ingeniería, adquisición de los 
materiales y de la asistencia técnica durante su fabricación. 


El gobierno brasileño realiza negociaciones con la Unión Europea para firmar el 21.10.2008, en 
Bruselas, un acuerdo de cooperación nuclear, que permitirá el intercambio científico y desarrollo de 
Investigaciones. 


Odair Dias, titular de la Comisión Nacional de Energía Nuclear (CNEN), anunció que el acuerdo con la 
Unión Europea abre camino a un proyecto más ambicioso, el de integrar el Proyecto Reactor Experimental 
Termonuclear Internacional (ITER, sigla en inglés), que avanzará en el estudio del aprovechamiento de la energia 
nuclear de fusión. 


Las autoridades brasileñas esperan que la Unión Europea dé un aval a la R. F. de Brasil para ser 
admitido como miembro del ITER, constituido por entidades: la Unión Europea, la República Popular China, la 
India, la Federación Rusa, los EE.UU., Japón y Corea del Sur. 


El gobierno brasileño estaría dispuesto a pagar 1.000 millones de dólares para ser parte de ese grupo que 
a partir del año 2014 instalará en Cadarache, Francia, un reactor para realizar experimentos sobre fusión nuclear 


y sus aplicaciones en la generación de energía eléctrica. 


Los países miembros del ITER, ligado a la Agencia Internacional de Energía Atómica, tienen derecho a 
hacer uso, sin pagar royalties, de los posibles descubrimientos del reactor experimental. 
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La imagen siguiente muestra el corte del reactor nuclear de fusión que construirá ITER en Cadarache, 
Francia: 


En el campo de la fisión, el Ministro de Minas y Energía de Brasil, Edison Lobáo, declaró el 12.9.2008 
que este país planea construir una nueva central nuclear por año en los próximos 50 años, y que en abril de 2009 
serán reiniciadas las obras de Angra II, detenidas desde los años 80. 


En total, las centrales tendrán una capacidad de 60 GW, siendo cada una de ellas de una potencia algo 
menor capacidad que Angra III. El proyecto comenzará a llevarse a cabo una vez que se finalice la contratación 
de las obras de las cuatro nuevas centrales nucleares que ya fueron aprobadas por el gobierno federal para ser 
construidas en el corto plazo. 


Dos de esas centrales se instalarán en el Nordeste, y dos en el Sudeste. En el Nordeste, existe un interés 
por parte de los Estados de Pernambuco, Sergipe y Alagoas en que sean construidas en sus jurisdicciones, 
mientras que todavía no existe un interés concreto por parte de los Estados del Sudeste. 


8. Tipo de reactor nuclear a instalar 
8.1. Reactores de agua ligera (LWR) 


Los reactores de agua ligera (LWR - Light Water Reactors) utilizan el agua como refrigerante, 
moderador y reflector al mismo tiempo y como combustible uranio enriquecido al 2 o 3% en forma de UO, 
sinterizado. 


Para cumplir los requisitos de una reacción nuclear sostenida es necesario o bien incrementar la 
proporción de %%U con respecto al %%U o frenar los neutrones a nivel térmico de energía, donde son más 
ns . 235 
fácilmente absorbidos por el “U, o hacer ambas cosas. 


El agua ligera es un moderador satisfactorio, y ésa es la solución utilizada en los reactores LWR (Light 
Water Reactors). Utilizando uranio enriquecido como combustible, se logran grandes densidades de potencia, 
pero a costa de un combustible más caro. 


Los más utilizados son los BWR (Boiling Water Reactor o Reactores de Agua en Ebullición) y los PWR 
(Pressure Water Reactor o Reactores de Agua a Presión), estos últimos considerados en la actualidad como el 
estándar. 


8.2. Reactores CANDU 
El reactor nuclear CANDU (CANadian Deuterium Uranium), sigla que se refiere al uso de uranio natural 
como combustible y agua pesada como refrigerante y moderador, es un tipo de reactor de agua pesada 
presurizada (PHWR) de desarrollo canadiense. A diferencia del reactor de agua liviana (LWR), el circuito 


moderador y el circuito refrigerante están separados, y ambos utlizan agua pesada. 


El reactor esta formado por un tanque cilíndrico horizontal de acero inoxidable (denominado calandria), 
atravesado horizontalmente por 380 canales, (llamados tubos de presión), dentro de cada uno de los cuales hay 12 
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elementos combustibles y por los cuales circula el agua pesada que actúa como refrigerante. Entre los tubos de 
presión y la calandria circula el moderador, también agua pesada, que se mantiene prácticamente a presión 
atmosférica y a unos 70°C de temperatura. Las barras de control atraviesan al reactor verticalmente y se 
introducen por la parte superior. 


Al igual que en los reactores LWR, las bombas principales circulan el refrigerante por el circuito 
principal hacia los generadores de vapor y de allí a la turbina. El agua pesada que actúa como moderador circula 
por un circuito independiente con su propio intercambiador de calor para refrigeración. 


El resto de los sistemas son similares a los de los reactores LWR. 


Los elementos combustibles, de 50 cm de largo cada uno, y 10 cm de diámetro, pesan aproximadamente 
24 kilogramos, están formados por 37 vainas de zircaloy, conteniendo 19 kilogramos de pastillas de dióxido de 
uranio. Es interesante señalar que cada uno de estos elementos proveerá, durante el período de tiempo que 
permanezca en el reactor, hasta su agotamiento, más de 1 GWh de energía eléctrica, el equivalente a 400 
toneladas de carbón o 270.000 litros de petróleo, o 300.000 m° de gas natural. 


El recambio de los mismos se realiza con la central en funcionamiento por medio de una máquina de 
carga que actúa horizontalmente en el frente de la Calandria. 


Núcleo del reactor 


Generador de vapor Sistema nuclear 


de provisión de vapor 


Red de transmisión 


/ 


- Máquinas de carga de combustible 


Bomba de circulación 
del refrigerante 


El agua pesada (D20), utilizada como moderador y refrigerante, está constituida por “hidrógeno pesado”, 
llamado deuterio, en lugar del isótopo normal del hidrógeno, en combinación con el oxígeno. El agua común 
contiene menos de una parte de agua pesada en 5.000. 


El agua pesada es un excelente moderador, superior al agua liviana; utilizándose con ese fin, se logra una 
gran economía en neutrones térmicos y por ende se puede utilizar en ellos uranio natural como combustible, con 
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alto aprovechamiento del contenido de %%U, lo que constituye una gran ventaja para los países que no poseen 
instalaciones de enriquecimiento de uranio. 


También pueden utilizar varios tipos de combustibles, cuyo uso puede iniciarse cuando sea conveniente, 
con pocos o ningún cambio en el equipamiento (Cf. Capítulo 10). 


Los siguientes países cuentan con reactores CANDU: 


Canadá (22 reactores, de los cuales 18 están en funcionamiento) 

Argentina (1) 

Corea del Sur (4) 

República Popular China (China continental) (2) 

Rumania (2 en operación, el segundo reactor entró en servicio comercial el 5.10.2007) 


En la India, Pakistán y Taiwan existen reactores prototipo y de investigación pequeños, del tipo 
CANDU. Pakistán posee un reactor KANUPP y la India dos reactores RAPS de tipo PHWR. 


8.3. Reactor seleccionado 


En función de las características del reactor CANDU enumeradas, se entiende preferible la selección de 
un reactor CANDU-6 mejorado para nuestro país. 


Se trata de un reactor de generación I+, el cual, mediante la evolución en su diseño y su mejora 
continua, ha llegado a esta versión, de 740 MW de potencia eléctrica bruta (700 MW, netos), que puede ser 
operado asistido por ordenadores. 


Las razones para la selección se enumeran a continuación: 


e El enriquecimiento de uranio es un proceso tecnológicamente complejo, caro y que requiere 
grandes inversiones en plantas especializadas. La selección de un tipo de reactor nuclear para 
nuestro país debe partir de esta limitante, ya que no es imaginable que se desarrolle localmente 
un programa de enriquecimiento de uranio, ni que se desee convivir con la limitación de la 
provisión de combustible desde aquellos pocos países que disponen de esta tecnología. Esta 
limitación fue experimentada por la R. F. de Brasil en el comienzo de su programa nuclear. En 
1974, los EE.UU., proveedores de Angra I a través de la empresa Westinghouse, anunciaron 
que suspenderían la provisión de uranio enriquecido en algún momento del futuro, debido a 
carencias previstas en su producción local, lo que obligó a Brasil a reemplazar a Westinghouse 
por una empresa alemana para la consecución de su programa nuclear, con el compromiso de 
suministro de uranio enriquecido por el consorcio europeo URENCO. En la actualidad, Irán 
también enfrenta problemas para la provisión de uranio enriquecido de su reactor Bushehr-1, 
aun no operativo. Los expertos señalan que el calentamiento global llevará a un renovado 
interés por la energía nuclear en el mundo, con crecimiento en el precio del uranio, y cuellos de 
botella en la cadena de conversión del mineral a combustible para el reactor. Se estima que a 
mediados de la próxima década existirán dificultades en el acceso a ventanas de producción en 
los procesos de conversión de uranio, lo cual hace aconsejable una solución como la propuesta, 
que no requiere combustible enriquecido. 

e Los reactores CANDU son muy eficientes en el uso del combustible y el que utilizan es 
relativamente barato, dada la simplicidad de sus correspondientes elementos. Estos cuestan casi 
la mitad de los de los reactores LWR. Este tipo de reactor es el más eficiente en el uso del 
uranio, con un consumo 15% inferior de este elemento que un reactor LWR por unidad de 
energía eléctrica producida. Los reactores nucleares que utilizan uranio enriquecido descartan 
combustible quemado que tiene una concentración de %%U superior al del combustible fresco 
del reactor CANDU. 

e  Versatilidad en el uso de distintos combustibles (cf. Capítulo 10), dado que el reactor CANDU 
puede operar como un reactor térmico reproductor gracias a su economía de neutrones. 

e  Reabastecimiento de combustible en funcionamiento, lo que le da una gran disponibilidad y, 
fundamentalmente, una gran flexibilidad para elegir el momento de la parada anual de 
mantenimiento, con el consiguiente beneficio para el sistema eléctrico. La central de Embalse, 
en Córdoba, R. Argentina, un CANDU-6, tuvo en el 2005 el récord a nivel mundial por haber 
tenido la mayor cantidad de horas en funcionamiento sin haber tenido interrupciones, habiendo 
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sido premiada por ese mérito. En 1994 la unidad 7 de Pickering, de tecnología CANDU, aunque 
de mayor potencia, estableció una marca mundial de funcionamiento con 894 días en servicio 
continuo. 

e Gracias al sistema de reabastecimiento en funcionamiento, los elementos de combustible 
eventualmente defectuosos, por donde pueden haber pérdidas de productos de la fisión, con 
riesgos para el medio ambiente, pueden quitarse inmediatamente de que se descubra la falla, sin 
detener el reactor. 

e La tasa de quemado (“burnup”) puede ser optimizada gracias a que la administración del 
combustible en el reactor se puede regular en detalle, por cada canal de combustible. 

e Flexibilidad del monitoreo y control del reactor. En efecto, la calandria alberga gran variedad 
de instrumentos de monitoreo y dispositivos de control; el diseño y la operación de este 
equipamiento es más sencillo que en los reactores LWR porque no operan en un entorno 
caliente y de alta presión. Por ejemplo, las barras absorbedoras de neutrones que se utilizan en 
una parada de emergencia no deben ser insertadas en un núcleo presurizado, como en los 
reactores LWR. Cada canal individual puede ser monitoreado sobre los niveles de temperatura 
y radiación. Los elementos de control de la reactividad no están expuestos a altas presiones ni 
temperaturas. 

e [a gran masa térmica del moderador (alrededor de 500 toneladas de agua pesada) provee un 
Importante sumidero térmico que actúa como una salvaguarda adicional de seguridad. 

e Amplia experiencia mundial en este tipo de reactores, que suman en conjunto siglos de 
funcionamiento. Uruguay deberá escoger una tecnología probada y ya instalada en varios 
países, al menos para su primer reactor nuclear; prácticamente no existen reactores nucleares 
probados con experiencia de funcionamiento en módulos inferiores a 1000 MW, salvo el 
CANDU-6. 

e Amplia experiencia en este tipo de reactores en la R. Argentina, que tiene uno en 
funcionamiento en la provincia de Córdoba (Embalse), y que fabrica los elementos de 
combustible. Estos pueden ser adquiridos también en Canadá, China, Rumania y Corea. Un 
elemento de combustible que contiene 19 kg de uranio cuesta, en agosto de 2007, luego de la 
importante suba experimentada por el uranio, alrededor de 7.000 dólares, y es de construcción 
sencilla, ya que consta de sólo siete componentes diferentes. 


Los reactores PHWR tienen ciertas desventajas: 


e El núcleo es grande y complejo, siendo la densidad de potencia inferior a la de los reactores 
LWR. 

e El agua pesada es cara (600 U$S/kg), aunque no es necesario reponer un volumen importante 
durante su operación, registrándose una pérdida máxima de aproximadamente 5 T/año. La 
necesidad de cargar inicialmente un gran volumen en la calandria y en el circuito primario de 
refrigeración (más de 460 toneladas), junto con el mayor tamaño del reactor, señalado en el 
punto anterior, encarece —al menos en teoría- la provisión en comparación con un reactor LWR 
de igual potencia. En cierta forma, en estos reactores, en lugar de enriquecer el combustible, se 
“enriquece” el moderador. En la práctica, el precio por unidad de potencia de los dos tipos de 
reactores es bastante similar. 

e El agua pesada absorbe pocos neutrones, pero cuando lo hace, produce tritio radioactivo. El 
tritio es un isótopo radioactivo del hidrógeno, con una vida media de 12,32 años, que constituye 
un significativo peligro radioactivo, y contribuye a más de la mitad de la emisión radioactiva de 
un reactor CANDU. Se descompone en helio no radioactivo emitiendo una partícula beta 
(electrón), tratándose pues de un “emisor beta”. La emisión beta es de baja energía, por lo que 
es peligroso sólo si es ingerido o inhalado, el riesgo proviene fundamentalmente de las posibles 
pérdidas de agua pesada (tritiada) o vapor de agua pesada o semipesada al exterior del reactor. 
El tritio tiene una importante demanda para su utilización en los reactores experimentales de 
fusión, además de uso militar, en las bombas termonucleares o como potenciadores de las armas 
nucleares de fisión, existiendo sistemas para extraerlo del agua pesada. 

e Baja tasa de quemado (“burnup”), comparado con los reactores LWR, lo que produce 
comparativamente un mayor volumen de residuos, aunque de menor temperatura que en los 
reactores de agua liviana, lo que facilita su manejo. No obstante, el reactor CANDU permite 
también utilizar, entre otros combustibles, uranio levemente enriquecido (“SEU”, slightly 
enriched uranium) al 0,9-1,2% con lo cual la tasa de quemado aumenta y el volumen de 
combustible gastado se reduce, con una baja de 20 a 30% en los costos del ciclo de 
combustible. Esta disminución de costos es debida en parte a una mejora en la utilización del 
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uranio, cuyos requerimientos por unidad de electricidad generada son un 25% menores 
comparados con el ciclo de uranio natural, y a una disminución de 30% de los costos de 
disposición del combustible gastado. La R. Argentina importa uranio enriquecido y lo mezcla 
con uranio natural para usarlo como combustible en su reactor de Atucha I (PHWR, aunque no 
de tecnología CANDU), y ha considerado emplearlo en la Central de Embalse. 

Coeficiente de reactividad en vacío positivo en caso de un accidente de pérdida del refrigerante, 
ya que éste está separado del moderador. En los reactores LWR, este incidente se daría con un 
coeficiente de reactividad negativo. Sin embargo, en el CANDU-6 las fluctuaciones de 
reactividad accidentales tienen consecuencias reducidas ya que el exceso de reactividad 
disponible en el combustible es pequeño, lo que impide cambios rápidos en los niveles de 
potencia. Si ocurriese el peor de los accidentes imaginables, una gran pérdida de refrigerante, el 
reactor posee dos sistemas de parada de emergencia independientes entre sí y del sistema de 
regulación y control del reactor, con tecnología y sensores diferentes, que detienen la reacción 
en cadena en menos de un segundo. 

El reabastecimiento en funcionamiento dificulta la contabilización, a los efectos de los 
controles de no proliferación, de los elementos fisibles contenidos en el combustible utilizado. 
El reactor CANDU es el reactor comercial más idóneo para la producción de plutonio de alta 
pureza isotópica empleable en armas nucleares. Como contrapartida, también puede ser 
empleado para destruir el plutonio de grado militar utilizándolo en un ciclo de torio (Cf. 
Capítulo 10). 


La tabla siguiente lista los reactores CANDU-6 en operación en cinco países del mundo actualmente, 
clasificados por su fecha de entrada en servicio: 


Unidad 


Point Lepreau 
Wolsong 1 
Gentilly 2 
Embalse 
Cernavoda 1 
Wolsong 2 
Wolsong 3 
Wolsong 4 
Qinshan 1 
Qinshan 2 


Cernavoda 2 


País Fecha de entrada A Factor de Capacidad a lo 
servicio largo de su vida útil 
Canadá 1.2.1983 680 MW, 82,4 
Corea del Sur 22.4.1983 679 MW. 85,8 
Canadá 1.10.1983 675 MW. 79,5 
Argentina 20.1.1984 648 MW. 85,3 
Rumania 2.12.1996 706 MW. 87,5 
Corea del Sur 1.7.1997 715 MW. 94 
Corea del Sur 1.7.1998 715 MW. 95,1 
Corea del Sur 1.10.1999 715 MW. 97,2 
China 31.12.2002 728 MW. 87,7 
China 24.7.2003 728 MW. 86,1 
Rumania 5.10.2007 706 MW. 
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En la foto se aprecian las Unidades 1 y 2 de la Central de Qinshan, Fase III, en el sur de la R. P. China, 
finalizadas en los años 2002 y 2003 respectivamente. 


8.4. Evaluación económica — financiera 


Para la evaluación económico — financiera del proyecto de instalación de un reactor CANDU-6 mejorado 
en nuestro país, se adoptaron las siguientes hipótesis: 


e Vida útil: 60 años, con una parada de 18 meses a la mitad de su vida útil (30 años) para recambio de los 
tubos de presión y de otros equipamientos. El costo de esta parada es de 150 MUSS para el recambio de 
los tubos y diversos equipamientos y otros 150 MU$S para reponer eventualmente activos que luego de 
treinta años puedan resultar obsoletos. 


e Inversión inicial: 2.300 MUSS correspondientes a la provisión y montaje, así como 200 MU$S en 
inversiones adicionales necesarias para adecuar el sitio del emplazamiento, carreteras, infraestructura 
para el alojamiento de los obreros y operarios, etc. Los últimos proyectos CANDU en Qinshan y 
Wolsong tuvieron a su finalización un costo unitario en el rango de 1.800 a 2.000 dólares por kW. 
instalado, pero dados los aumentos de costos que se produjeron a partir de fines de 2006, señalados en el 
Capítulo 6.2., se asume un costo unitario de inversión de 3.500 USS/KW.. 


e Tasa de descuento: para la evaluación económica, se consideró una tasa de descuento igual a una tasa 
mínima atractiva de rendimiento de 12%. La tasa mínima atractiva de rendimiento se evaluó tomando el 
mayor de los valores del costo del dinero pedido como préstamo, el costo de capital y el costo de 
oportunidad. En este caso, se estimó que el mayor de ellos sería el costo de oportunidad del capital, 
evaluándolo en un 12%. 


e Plazo de construcción: 66 meses. Se ha tomado en el flujo de fondos una hipótesis más conservadora, de 
72 meses (6 años), tal como resultó en el penúltimo reactor CANDU 6 instalado, en Qinshan, China 
(módulo I). El reactor Wolsong 2, en Corea, fue construido en 77 meses, y Wolsong 3 en 69 meses. En 
la última década, seis reactores CANDU 6 se completaron en distintos países del mundo, todos ellos 
dentro del plazo y el presupuesto previsto. 

e Tasa de quemado: 7,5 MW.día (térmicos)/kg U, con un costo del uranio de 90 U$S/kg, valor que 
contempla su importante suba en los últimos años (cf. Capítulo 10). 


e Rendimiento del ciclo térmico: 30% 


e Potencia bruta: 740 MW, 
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e Potencia neta nominal: 700 MW. 


e Disponibilidad media: 90% (parada periódica programada cada 12 ~ 18 meses, con una duración 
promedio de 30 días) 


e Producción media anual: 5:518.800 MWh 
e Plantilla de explotación: 450 personas 


e Mano de obra necesaria para la construcción y montaje: 2500 operarios permanentes, con un máximo de 
3500. 


e Costo de desactivación (“decommissioning”): 300 MUS$S al final de la vida útil 


e Se apropiaron los montos necesarios a lo largo de la vida útil para el manejo y disposición de los 
residuos dentro del área de la Central y para su disposición final en un sitio ad-hoc a construirse. 


Por otra parte, en una central nuclear tipo, la inversión se distribuye aproximadamente del siguiente 


modo: 
Ingeniería 8% 
Obra civil 15% 
Montaje 17% 
Equipamiento electromecánico 60% 


Por consiguiente, entre un 20 a 30% de la inversión total podría ser provista por empresas nacionales, en 
los rubros de obra civil y montaje, con lo que entre 300 a 450 millones de dólares de contratos pueden ser 
otorgados localmente, dinamizando el mercado interno, principalmente en el sector de la construcción. 

Se estructuró un flujo de fondos utilizando una tasa de descuento del 12%. Para un precio de venta de la 
energía de 102 USS/MWh, el proyecto arroja un Valor Actual Neto positivo algo superior a U$S 14:000.000 y 
una TIR de 12,07%, lo cual demuestra la admisibilidad del proyecto para un inversor. 

En el flujo de fondos no se consideraron los impuestos a las ganancias. 

El tiempo de repago, sin considerar intereses, a este valor de la energía, es de 12 años. 


Se realizó un análisis de sensibilidad del costo de la energía generada en función de la tasa de descuento. 


Los resultados se presentan en el cuadro siguiente: 


Tasa de Precio unitario de TIR Período de repago Período de Período de 
descuento (%) | la energía generada (años desde el repago (años repago (años 
(USS/MWh) comienzo de las | desde la entrada desde el 
obras) en servicio) comienzo de 
las obras) 
5 56 5,14 21 15 21 
6 61 6,08 19 13 18 
7 67 7,12 17 11 17 
8 73 8,08 16 10 16 
9 80 9,14 15 9 15 
10 87 10,13 14 8 14 
11 94 11,06 13 7 13 
12 102 12,05 12 6 12 


En la medida que el proyecto pueda financiarse a tasas bajas, el precio de la energía se reduce a valores 
muy competitivos. 
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El Banco canadiense de promoción de exportaciones, EDC, financia la provisión de fabricación 
canadiense. 


Como resultado del estudio, se mencionan algunas conclusiones de interés: 


e Si la provisión total de energía eléctrica de nuestro país se hiciese en base a generación nuclear, 
asumiendo la demanda del año 2005, de 8,23 TWh, para lo cual se necesitaría algo más de un reactor 
CANDU-6, el monto que se gastaria en combustible anualmente sería de algo menos de 58 millones de 
dólares, un 15% de los 385 millones de dólares que se gastaron en el año 2006 en generación térmica e 
importación para complementar la generación hidroeléctrica, o un 8,3% de los 700 millones de dólares 
que se gastarán en ese rubro en el año 2008. De aquel monto, el uranio en sí es responsable de la cuarta 
parte. El costo de la generación nucleoeléctrica es relativamente insensible a las fluctuaciones del costo 
del uranio, dada la reducida cantidad necesaria. Un estudio realizado en Finlandia a mediados del año 
2000, para reactores LWR, cuantificó la sensibilidad del costo de la generación eléctrica en relación 
con el precio del combustible. En el gráfico siguiente se exponen los resultados, que muestran que una 
duplicación de los costos de combustible resultan en un incremento del 9% del costo de la electricidad 
proveniente de la generación nuclear, de un 31% para la generación con carbón, y de un 66% para la 
generación con gas natural. 
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Fuente: Estudio finlandés, principios año 2000 


e Todos los gastos de operación, mantenimiento, combustible y manejo seguro de los desechos con la 
mejor tecnología disponible, de la provisión en reactores CANDU-6 de toda la energía eléctrica 
nacional producida en el año 2007, 8,7 TWh, insumirían un total de 209 millones de dólares, inferior a la 
cifra de 385 millones antes mencionada. 


e Toda la generación eléctrica de nuestro país en la actualidad, en caso de ser provista por reactores 
CANDU-6, consumiría alrededor de 140 Toneladas de uranio anuales, que a su vez ocuparían un 
volumen reducido, dada la alta densidad del uranio. 


e Una familia tipo (4 integrantes) de clase media alta de nuestro país, puede consumir del orden de los 12 
MWh anuales, para cuya provisión serían necesarios solamente 200 g de uranio en un reactor CANDU- 
6, mientras que en una central a carbón se necesitarían 6 toneladas de ese combustible. 


e El volumen anual de desechos de alta actividad de un reactor CANDU-6 que funcione a plena potencia 
es de alrededor de 50 m°. Anualmente, en caso de que funcione a plena potencia, descarta algo menos de 
6.000 elementos de combustible como los mostrados en 8.2., y alrededor de 350.000 durante su vida útil. 


e A diferencia de los costos de generación evaluados en 6.2. para las opciones de generación 


termoeléctrica, el costo de la generación nucleoeléctrica comprende todas las externalidades (en 
este caso, disposición final de residuos y desactivación de la central). 
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8.5. Financiación 


El proyecto podría financiarse a través de tres fideicomisos, a semejanza de experiencias recientes en el 
Uruguay: 


e Un fideicomiso para la construcción 

e Un fideicomiso para la explotación 

e Un fideicomiso para la administración de un fondo fiduciario para la disposición final de los residuos de 
la planta y desactivación de la Central. 


Es relevante la experiencia rumana para la financiación de los reactores 3 y 4 de Cernavoda, próximos 
proyectos a ser construidos en ese país. 


En agosto de 2004 se llamó a compañías interesadas en completar Cernavoda 3 a través de un arreglo de 
participación público privada (PPP, sociedad mixta), lo cual no se concretó. 


Más adelante se decidió que el proyecto de puesta en marcha de las unidades 3 y 4, que insumiría 2.200 
millones de euros sería realizado por un productor independiente de energía (IPP, Independent Power Producer), 
que contrataría la operación y mantenimiento con la empresa estatal SNN (Societatea Nationala 
Nuclearelectrica). Se escogieron doce inversores de un total de quince oferentes, disponiéndose que ningún 
accionista tuviese más del 50% de participación. 


La Central de Olkiluoto-3, en Finlandia, en construcción, es propiedad de una sociedad industrial, 
Teollisuuden Voima Oy (TVO), cuyos socios se beneficiarán de la energía producida, que la recibirán al costo. 


En Uruguay, un proyecto nucleoeléctrico encarado bajo un esquema de Participación Público Privada 
podría incluir la participación societaria de U.T.E.. 


8.6. Riesgos financieros 


El aspecto financiero más controvertido de la energía nuclear civil tal vez sea el seguro de 
responsabilidad frente a terceros en caso de accidente. 


A mediados de los años 50 en los Estados Unidos, los inversores con interés en la explotación de plantas 
nucleoeléctricas, luego de que en 1954 el gobierno de ese país eliminara el monopolio gubernamental en la 
operación de centrales nucleares, estaban renuentes a ingresar en ese negocio a causa de las enormes sumas que 
tendrían que pagar como consecuencia de un accidente grave de reactor. 


Por aquella época ya se disponía de un informe publicado en marzo de 1957 sobre seguridad de 
reactores, el WASH-740 “Posibilidades y consecuencias teóricas de accidentes nucleares en centrales nucleares 
de gran potencia”. 


En este estudio, las posibilidades de un accidente grave se consideraban muy bajas, pero, por otra parte, 
las serias consecuencias posibles, en caso que ocurriese esa circunstancia improbable, supondrían sumas de 
dinero de diez a cien veces de las hasta entonces contempladas para garantía a terceros. 


El punto muerto quedó superado por la promulgación de la ley Price-Anderson en 1957, que establecía 
el principio de un límite máximo en la responsabilidad del explotador frente a la responsabilidad de daños a 
terceros, fijado en 60 millones de dólares, para lo cual debería tener una cobertura de seguro privada, más un 
compromiso del gobierno de aportar hasta 500 millones de dólares para cubrir los daños que excediesen el monto 
asegurado en el seguro privado. 


La ley expiraba en agosto de 1967, pero fue prorrogada en múltiples ocasiones, incrementando los 
montos originales, siendo dispuesta la última prórroga en el año 2005, fijándose la caducidad en el año 2025. 


Hasta la fecha, no se ha debido utilizar la cobertura gubernamental, pero sí se han pagado del orden de 
150 millones de dólares por aseguradoras privadas por reclamos de daños de accidentes nucleares. 


En Canadá, el “Nuclear Liability Act” introduce un esquema similar. 
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En cuanto a los estudios de las posibilidades y consecuencias de los accidentes en reactores nucleares, el 
estudio WASH-740 fue seguido por el estudio WASH-1400 (“Informe Rasmussen”) del año 1975, por la 
simulación por ordenador CRAC-II en 1982, reemplazada luego por el análisis NUREG-1150, de 1991, realizado 
por la Comisión Reguladora Nuclear (NRC). Algunas de sus conclusiones son: 


e Probabilidad media por año de una accidente severo en un reactor nuclear: 


e  ParaunPWR:2x 10° 
e Para un BWR: 5x 10% 


En el CANDU-6, se ha estimado la frecuencia de un accidente severo con daño al núcleo del rector en 
6,1 x 10% eventos/año, o sea, seis eventos en un millón de años. En este caso no habría afectación al medio 
ambiente, para que eso sucediese, deberia producirse simultáneamente una falla en la contención. 


e Probabilidad media de una muerte por cáncer latente por año y por reactor: 


e Para un PWR: 2x 10° 
e Para un BWR: 4x 107" 


Estos valores están por debajo de lo prescripto por las regulaciones de la NRC. 

El estudio NUREG-1150 será reemplazado por un nuevo análisis que se encuentra en curso. 
8.7. Tamaño del reactor en relación con la capacidad del sistema eléctrico 

En marzo de 2008, el sistema eléctrico uruguayo tiene una potencia instalada de 2,33 GW. 


Dada la capacidad y confiabilidad de la interconexión con la República Argentina, prácticamente del 
orden de la potencia instalada nacional, constituye, desde el punto de vista eléctrico, un único sistema junto con el 
correspondiente del vecino país. 


El plan de expansión debería contemplar nuevas incorporaciones de generación antes de la puesta en 
marcha del reactor, entre otras, la interconexión con Brasil. 


La incorporación de los 700 MW del reactor CANDU-6 al parque generador nacional añadiría un 30% 
de potencia adicional, si se considera en forma aislada el sistema eléctrico uruguayo, pero correspondería a un 
2,1% del sistema conjunto eléctrico argentino-uruguayo, cuya capacidad en el año 2008 asciende a más de 27.000 
MW, y una proporción menor aun en un sistema que comprenda una interconexión fuerte con la R. F. de Brasil. 


Se ha argumentado recientemente que la gran capacidad del reactor en relación con la potencia instalada 
del sistema eléctrico nacional sería un gran obstáculo para la materialización del proyecto, siendo deseable una 
expansión pautada por módulos de capacidad menores. 


Es indudable que sería más conveniente expandirlo de esa manera, pero los reactores disponibles 
comercialmente, y — lo que es más importante en el caso de Uruguay- con un extenso registro de operación 
confiable, sólo se ofrecen en capacidades elevadas, a partir de valores en el entorno de la potencia del reactor 
propuesto en este informe. Esto es así porque en las centrales de generación de base, cualquiera sea su tecnología, 
influyen las economías de escala, reduciendo el costo unitario de inversión en capacidad. 


Algo similar sucedería con una gran planta de generación a base de carbón, dado que las economías de 
escala llevarían a que ésta tuviese una sola caldera, de gran potencia térmica 


Las centrales nucleares pequeñas, si bien son técnicamente posibles, y se aplican en embarcaciones y 
módulos militares, no compiten comercialmente debido a lo anteriormente mencionado. 


U.T.E. propuso en su momento la construcción de una central de ciclo combinado de 350 MW de 


potencia —licitación que fue dejada sin efecto a fines del año 2005-, que es el módulo comercial apropiado que se 
ofrece en el mercado, y ha considerado combinar las turbinas a gas de Punta del Tigre con un ciclo turbovapor. 
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En el año 2000 se anunció también la construcción de una central de ciclo combinado de 780 MW de potencia, en 
asociación con empresas extranjeras, en Casablanca, Paysandú (cf. Decreto 101/000, de fecha 29.3.2000). 


En caso de que se instalase un reactor nuclear de las características propuestas, se verificarían las 
siguientes características en el despacho de energía: 


e El reactor debería operar a plena potencia la mayor parte del tiempo, lo que resulta necesario 
para la amortización de la inversión. No obstante, el reactor CANDU, en caso de baja demanda 
o altos aportes hidrológicos podría disminuir su potencia hasta alcanzar eventualmente su 
mínimo técnico, un 60% de la capacidad nominal, alrededor de 400 MW.. Desde el punto de 
vista económico, el efecto sería de un aumento del costo fijo unitario y, por ende del costo 
unitario total de la energía producida, pero se trata de una opción técnicamente factible en caso 
de que no se lograsen contratos firmes de exportación para los primeros años de su 
funcionamiento, si la demanda en ese momento no cumpliese con las expectativas de 
crecimiento previstas. 

e En la base del diagrama se despacharía el caudal “ecológico” de las hidroeléctricas, las 
centrales de despacho libre tales como las adjudicadas recientemente como resultado de 
llamado a licitación dispuesto por el decreto 77/006, y las ofertas de excedentes de los 
autoproductores. 

e A continuación se despacharía la generación del reactor a potencia máxima, y por último las 
hidroeléctricas que sean necesarias para balancear la demanda. Si existiesen excedentes por 
aportes hidrológicos abundantes, éstos se exportarían a través de las interconexiones con 
Argentina y Brasil; con este último, si estuviese en servicio. La interconexión proveería de un 
rubro nuevo de exportación para Uruguay. En Europa, Francia —primer exportador de energía 
eléctrica del mundo- ha exportado 60-70 TWh anuales de energía mayoritariamente generada 
en sus reactores nucleares durante la última década, que le produjeron ingresos por alrededor de 
3.000 millones de euros anuales. 

e Esta forma de despacho haría que los embalses se mantengan cerca de su cota nominal de 
operación durante los primeros años de funcionamiento del reactor, proveyendo una reserva 
suficiente, junto con las termoeléctricas que no se hayan desactivado y las interconexiones, para 
atender el suministro durante las paradas programadas de la central nucleoeléctrica, cuya 
duración es de aproximadamente un mes al año, y que se efectuaría durante la primavera, 
cuando la demanda es menor. 

e El crecimiento de la demanda futura se atendería con generación nucleoeléctrica. 


Lo anteriormente expuesto es exclusivamente conceptual, y deberá ser validado por estudios y 
simulaciones. 


La dificultad para la operación del Despacho de Cargas resulta pues en ocasión de las indisponibilidades 
no programadas, por contingencias en la Central o en las líneas de transmisión que lo vinculan al sistema 
interconectado. Esta contingencia puede provocar un transitorio de inestabilidad en la red, que perdería casi 700 
MW en caso de estar despachada la Central nucleoeléctrica a plena potencia, y, si la parada se prolonga, 
dificultades para un adecuado suministro de la demanda. 


En un sistema eléctrico de potencia, la salida de servicio no programada de cualquier tipo de activo de 
generación que esté despachado — no necesariamente una central electronuclear-, o una línea de transmisión 
de la red básica, al afectar el equilibrio entre la generación y la carga, produce un transitorio, una inestabilidad 
que deberá ser resuelta inmediatamente para no afectar el suministro. Es así que los Organismos Encargados del 
Despacho eléctrico toman previsiones de reserva, entre otras, de la llamada reserva rotante, cuya magnitud y 
características están establecidas en el art. 148 y siguientes del decreto 360/002, Reglamento del Mercado 
Mayorista de Energía Eléctrica. Se trata de mantener unidades generadoras en sincronismo, a una carga menor a 
la nominal, que pueden aumentar su generación para suplir una contingencia como la antes mencionada. 
Normalmente el peor evento en generación es la salida de servicio de la mayor unidad en sincronismo, que en el 
sistema eléctrico integrado argentino — uruguayo es precisamente el turboalternador de la Central Nuclear de 
Embalse —provincia de Córdoba-, de 763,53 MVA de potencia (cos ọ = 0,85), similar, aunque algo menor, a la 
unidad generadora con que contaría la central nuclear propuesta. A la culminación del proyecto de la Central 
electronuclear de Atucha IL previsto para mediados del año 2010, se incorporará a la red su turboalternador, de 
838 MVA (cos q = 0,89), aun mayor que el de Embalse, y de igual potencia aparente que el del Candu 6 
mejorado propuesto en este documento. 
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La contingencia afectaría al sistema argentino, y al brasileño, en caso de existir una interconexión fuerte 
con ese país, contándose con sus respaldos y reservas rotantes correspondientes, todo lo cual garantizaría la 
estabilidad de los sistemas, de acuerdo a estrategias a elaborar con los Despachos de los países vecinos. Los 
Despachos de Carga de la R. Argentina y de la R. O. del Uruguay han tomado las previsiones de reserva para 
acomodar la capacidad de la máquina de la Central de Embalse, y, con la entrada en servicio de Atucha II, la 
capacidad de una máquina aun mayor. 


Precisamente una de las ventajas de interconectar sistemas eléctricos es la posibilidad de compartir 
reservas, en particular, la reserva rotante, disminuyendo la magnitud necesaria para cada uno de los sistemas que 
se interconecten considerados individualmente, siendo esta ventaja más importante para el de menor capacidad 
que se vincule. 


La posibilidad de contingencias en un sistema eléctrico por salida de servicio de una gran central no es 
nueva para nuestro país ni para aquellos países que hayan incorporado grandes centrales hidroeléctricas a su 
sistema eléctrico. 


En efecto, las grandes centrales hidroeléctricas, a pesar de tener su generación distribuida en múltiples 
unidades hidrogeneradoras, con la consiguiente disminución del riesgo de indisponibilidad forzada simultánea, 
dependen de un conjunto de equipamientos para que la energía generada llegue a los centros de consumo, 
generalmente muy lejanos del sitio del emprendimiento, dado por un atributo geográfico natural. 


Entre otros, dependen de líneas de transmisión, transformadores, reactores e interruptores en las 
estaciones transformadoras, y diversos servicios auxiliares y de mando en la central, muchas veces no duplicados, 
que pueden sacar de servicio la totalidad de una gran central. 


A los efectos de la confiabilidad de un sistema eléctrico de potencia, la salida intempestiva de servicio de 
una línea de transmisión es equivalente a la de una central de generación. Es así que las líneas de transmisión 
desde estos grandes centros de generación se diseñan en dos ternas con trazas paralelas, y el resto del 
equipamiento se duplica en lo posible. 


Esas medidas no impiden que el riesgo de salida de servicio no programada de la central en su totalidad 
pueda darse, y no por esa razón han dejado de construirse, a pesar de que en su momento representaban un 
aumento de capacidad muy considerable para los sistemas eléctricos. 


En nuestro país la Central de Salto Grande, que aporta 945 MW de potencia (40% del total, más de lo 
que representaría la central nuclear propuesta), salió de servicio dos veces completamente, una vez en 1983 y la 
otra en 1998, ambas con importantes consecuencias para los sistemas de ambos países. En marzo de 2003, un 
temporal dejó fuera de servicio la línea de 500 kV que vincula Palmar con Montevideo A, quedando abastecida la 
región sur del Uruguay, mediante la línea restante Palmar-Montevideo B. En abril de ese año, mientras se 
reparaban las torres, un desperfecto en un subconductor sacó de servicio la línea energizada, inhabilitando toda la 
red de 500 kV del país, provocando un apagón generalizado. Se podrían citar muchos casos similares en los 
países vecinos, cuyos sistemas eléctricos dependen de muy extensas líneas de transmisión. Itaipú, que a la fecha 
provee el 19% de la energía eléctrica de Brasil, tiene un extenso sistema de transmisión asociado, de 900 km de 
largo, que la vincula con los centros de consumo en San Pablo, que ha experimentado diversas contingencias con 
consecuencias importantes para ese país. El sistema eléctrico argentino tiene una importante debilidad en el 
vínculo de transmisión entre el Comahue y Buenos Aires, compuesto en la actualidad por cuatro líneas de 
transmisión (en sus comienzos eran sólo dos), que han sufrido innumerables salidas de servicio, entre otras 
razones, por atentados. Uruguay no es indiferente a este problema, ya que estas salidas de servicio, al provocar la 
pérdida de varios gigavatios de potencia hidroeléctrica en la R. Argentina, obligan a despachar al máximo a Salto 
Grande, en forma urgente, con la consiguiente baja de la cota del lago. 


S1 la parada de la Central se prolonga en el tiempo, por un accidente grave, la situación se retrotrae a la 
configuración del despacho eléctrico que existía en el momento previo a la entrada en servicio de la Central 
nuclear, por lo que habrá que seguir contando con la capacidad preexistente como reserva nacional, así como 
apoyos regionales que contribuyan a resolver esa eventualidad. 


La cuestión de la capacidad se relaciona con la proyectada interconexión entre San Carlos y Candiota, 
prevista como una simple terna. Se incorporarían allí 500 MW (un 22% del total), sin duplicación alguna, tanto 
en la línea como en la conversora. Cualquier contigencia que sucediese en ocasión de un despacho pleno de esa 
interconexión provocaría dificultades al sistema, pero igual se ha procedido a la realización del proyecto, 


133 


seguramente luego de haber hecho los estudios correspondientes para prever una estrategia en caso de esa 


ocurrencia. 


A continuación se listan algunos ejemplos nacionales de ampliaciones importantes en el parque 
generador eléctrico: 


País CentraV/ Unidad Año de entrada % de la ampliación Comentarios 
en servicio sobre la capacidad 
total existente en el 
momento de la 
instalación 
Uruguay 6* unidad 1970 27% No existía aun la 
interconexión con la R. 
Argentina, lo que 
dificultaba la situación en 
caso de salida de servicio 
de la unidad 
Uruguay Palmar 1982 35,8% Antes de Palmar, la 
capacidad nacional 
instalada era de 930 MW 
Uruguay Proyecto Ciclo | 2000 39% No realizado, gasoducto 
Combinado, inactivo 
Casablanca 
Uruguay Proyecto Central de | 2001 17% Dejado sin efecto en 2005 
Ciclo Combinado 
Uruguay Proyecto de | 2009 22% Se ha proyectado una sola 


interconexión con la 
R. F. de Brasil 


terna en la línea de 


transmisión 


En 1945, la entrada en servicio de la usina de Rincón del Bonete, representó una elevada proporción de 
la capacidad de generación existente en el país. 


Itaipú incorporó 12.600 MW, que representaban un elevado porcentaje de la capacidad instalada en 
Brasil en 1992, cuando culminaron las obras. 


La indisponibilidad forzada en los reactores CANDU es de alrededor del 3% anual, o sea, equivalente a 
11 días al año (263 horas), lo cual sería perfectamente administrable para el sistema eléctrico en el año 2017, 
teniendo en cuenta que este valor comprende las paradas forzosas diferibles, que pueden ser programadas, y las 
inmediatas, siendo estas últimas las más comprometedoras. A este valor habría que añadirle las eventuales 
indisponibilidades del sistema de transmisión, que pueden influir si la planta se sitúa en una zona lejana al 
baricentro de cargas, vinculada con extensas líneas de transmisión. 
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A continuación se listan los países que tienen sólo una planta nuclear, para compararlos con la situación 
de nuestro país en el año 2017 en caso de que en ese año contase con generación nucleoeléctrica. 


País Potencia | Capacidad | Porcentaje Gener | Producció | Porcent | Población | PBI 
central total capacidad ación n eléctrica | aje 2005 (millo 
nuclear | sistema nuclear/capaci | nuclea | total 2005 | generaci | (millones | nes 
(MW. eléctrico dad total r 2005 | (TWh) ón de de 

2005 (MW) (TWh) nuclear/ | habitante | U$S) 
total s) 

Armen | 376 3.340 11,3% 2,21 5,68 38,9% 3,21 14.17 

ia 0 

Eslove | 696 3.000 23,2% 5:2 13,4 38,8% 2,0 43.69 

nia 0 

Holand | 482 20.890 2,3% 3,61 98,45 3,7% 16,3 541.5 

a 13 

Lituani | 1.185 5.770 20,54% 13,92 19,28 72,2% 3,45 54.03 

a 0 

Ruman | 655 20.360 3,2% 5,14 57,03 9,01% 21,71 229.9 

ia (*) 00 
Potencia | Capacidad Porcentaje Genera | Producció | Porcenta | Población | PBI 
central total capacidad ción n eléctrica | je 2017 (millo 
nuclear sistema nuclear/capacida | nuclear | total 2017 | generaci | (millones | nes 
(MW) eléctrico d total 2017 (TWh) ón de de 

2017 (MW) (TWh) nuclear/t | habitantes U$S) 
otal ) 

Urugua | 700 3100 22,6% 5,5 11,11 (+**) | 49,5% 3,46 34.00 

y 2017 0 

(aer) 


(*) Se trata del reactor CANDU de Cernavoda, de un modelo similar al propuesto en este informe. El 
5.10.2007 entró en servicio comercial a plena potencia el segundo reactor CANDU, contiguo al existente. Es 
interesante señalar que esta planta además provee de calentamiento distrital (“district heating”) a la cercana 
ciudad de Cernavoda, de 15.000 habitantes, utilizando parte de la energía térmica que normalmente se pierde en 
el sumidero frío del ciclo Rankine; en el año 2005 se suministraron 175 GJ en esta modalidad. 

(**) Escenario medio “CEARE”. 

(***) Crecimiento del PBI de 3% acumulativo anual. 


Como se desprende del cuadro, se trata, salvo el caso de Rumania, de países pequeños, sea por su 
superficie (Holanda, Lituania, Eslovenia, Armenia), como por su población (Armenia, Eslovenia, Lituania), o su 
PBI (Armenia), por lo que pueden ser una referencia para nuestro país. 


Se observa aquí que la capacidad nuclear con respecto a la total que se verificaría en Uruguay en el año 
2017 luego de la instalación de una planta nuclear es del orden de la existente en Eslovenia y Lituania. En esos 
dos países, en el momento de la instalación de la central nuclear, el porcentaje de la capacidad nuclear añadida 
sobre el total existente fue mucho mayor que la que se verificaría para Uruguay en el año 2017. 


También fue importante ese porcentaje en muchos países cuando comenzaron con la instalación de 
plantas nucleares, como en Suecia en los años 70. La incorporación de centrales nucleares en los sistemas 
eléctricos de distintos países fue acompañado en muchos casos por sobrecapacidad, que fue disminuyendo a 
medida que la demanda la fue absorbiendo. 


Merece especial destaque el caso de Lituania en relación con nuestro país. Lituania posee un número de 
habitantes prácticamente igual al de Uruguay, un territorio con un área de 65.200 km2 (un 36% del Uruguay), un 
PBI per cápita que duplica el nuestro, y un Índice de Desarrollo Humano de 0,857, ocupando el puesto 41 en el 
ranking mundial de 2004, dos lugares por encima del uruguayo. Como se desprende del cuadro, el 23,2% de la 
potencia instalada corresponde a la central nuclear de Ignalina-2, que proveyó el 72,2% de la demanda eléctrica 
en el 2005; junto con Francia, son los dos países del mundo en los que la nucleoelectricidad ocupa el mayor 
porcentaje en la matriz eléctrica. 
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La central nuclear de Ignalina formó parte del plan del sistema integrado de energía noroccidental 
soviético y, probablemente, cumplió una función en el complejo militar soviético para la producción de plutonio. 
La potencia planeada de la planta era de 6.000 MW (4 unidades de 1500 MW, cada una). Los dos reactores 
construidos son del modelo RBMK-1500 refrigerados por agua y moderados por grafito, tratándose en ese 
momento del modelo de reactor comercial en operación más potente del mundo, con una capacidad bruta de 
1.500 MW. y neta de 1.185 MW., que sólo será superado por el EPR en construcción, Olkiluoto-3, en Finlandia, 
de 1600 MW.. Es un modelo similar al RBMK-1000 de Chernobyl, por lo que la Unión Europea reclama su 
cierre. 


La Unidad 1 entró en servicio en 1983 y fue desactivada en diciembre de 2004. La Unidad 2 entró en 
servicio en 1987 y se prevé que saldrá de servicio en el año 2009, En el año 1986 la Unidad 2 estaba lista, pero el 
accidente de Chernobyl, que ocurrió en ese año, pospuso su puesta en marcha por un año, y se disminuyó su 
potencia nominal a 1300 MW. La Unidad 3, que estaba en construcción, fue demolida en 1989. 


Como condición para la entrada de Lituania en la Unión Europea, éste país aceptó cerrar la central, 
comprometiéndose la Unión Europea en pagar los costos de desactivación y compensaciones. Esta decisión fue 
enfrentada con una dura oposición por parte de la opinión pública lituana, dado que esta planta provee 
importantes ingresos a la economía local, y electricidad a bajo precio, lo que ponía en riesgo la seguridad 
energética de esa nación. Las consultas de opinión demostraron que para la población el rechazo al cierre era 
superior al deseo a incorporarse a la U.E. 


Finalmente, en el año 2006 las naciones bálticas de Estonia, Letonia y Lituania acordaron construir un 
nuevo reactor nuclear para suministrar energía eléctrica a esta región, proyecto al que se uniría también Polonia. 


El caso esloveno también es de interés, porque comparte un reactor con Croacia, aunque en el período 
1998-2003 el suministro fue exclusivamente para Eslovenia. Se trata de un reactor Westinghouse de 696 MW. 
netos, situado en Kršķo, a orillas del río Sava, a 75 km de su capital, Ljubljana. El reactor es propiedad conjunta 
de dos países, Eslovenia y Croacia, cada uno con una participación del 50% y el derecho a recibir la mitad de la 
electricidad producida. En 1974, Hrvatska Elektroprivreda (HEP) de Croacia y Savskega Elektrarne de Eslovenia 
firmaron un acuerdo, por el cual cada socio tendría derecho a recibir el 50% de la electricidad generada, y en el 
cual figuraban disposiciones legales en caso de que uno de los socios se retirara o causara demoras en la 
construcción. La construcción del reactor comenzó en diciembre de 1974, y, pese a que el reactor alcanzó la 
criticidad en septiembre de 1981, no se logró la operación comercial hasta 1983, debido a problemas técnicos y 
de regulación. En la actualidad es operada por la empresa Nuklearna Elektrarna Krško (NEK), de propiedad 
conjunta esloveno-croata. Eslovenia planea la instalación de un nuevo reactor nuclear de 1.000 MW, en Krško 
para el año 2017. 


Eslovenia, con una población de 2:000.000 de habitantes, tiene un consumo per cápita de energía 
eléctrica del orden de 6.000 KWh/año, de los cuales 42% en el año 2007 fueron de origen nuclear. Su Índice de 
Desarrollo Humano en el año 2004 fue de 0,91 (muy alto desarrollo humano), ocupando el lugar 27. 


Finlandia cuenta con cuatro reactores nucleares, y está construyendo el quinto, Olkiluoto-3, de 1600 
MW., netos. Su población es de 5,2 millones de habitantes, con un área de 338.150 km”, ambas mayores que las 
respectivas de Uruguay, pero con una densidad de población algo menor (15,4 hab/km?, contra 19,3 en Uruguay). 
La capacidad de generación instalada asciende a 16.570 MW, de los cuales 2.696 MW. netos pertenecen a 
centrales nucleares (16,27% del total). Dado el alto factor de capacidad que muestran sus centrales nucleares, su 
producción en el año 2005, de 22 TWh, fue el 28% de la generación total en ese país, de 78,6 TWh, que pasará a 
un 35% luego de la puesta en servicio de Olkiluoto-3. 


Como se desprende del cuadro sobre la situación del sistema eléctrico uruguayo en el 2017 luego de la 
puesta en servicio del reactor, el consumo per cápita de electricidad podría alcanzar los 3.000 kWh/hab.año, 
mejorando sustancialmente con respecto a la situación actual. 


En el año 2007, la Organización Internacional de Energía Atómica publicó un documento 
“Consideraciones para comenzar un programa de energía nuclear”, en el cual, entre otras recomendaciones, se 
menciona la necesidad de evaluar la inserción de capacidad adicional en la red eléctrica, “... teniendo en cuenta 
que normalmente una central electronuclear no debe exceder un 10% de la capacidad instalada del total del 
sistema”. 
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ce 


La frase siguiente del documento indica que “... Además deben evaluarse las posibilidades de 
cooperación regional e internacional”. Las referencias anteriormente citadas sobre cooperación regional son 
ejemplos en este sentido, así como el impulso para que la pequeña Albania, que sufre una severa crisis energética, 
instale un reactor nuclear en su territorio, para proveerse de electricidad a sí misma, y a Italia, donde está 
prohibida la generación nucleoeléctrica, mediante una interconexión submarina bajo el Mar Adriático. 


En lo relativo a cooperación internacional, durante los años 2007 y 2008 Francia ha firmado convenios 
de cooperación con Libia, Marruecos, Argelia y Túnez, países de la cuenca mediterránea que no cuentan con 
centrales electronucleares. Estos convenios allanarían el camino para la futura venta de centrales nucleares a esas 
naciones. 


9. Disponibilidad de recursos minerales de uranio y torio en el Uruguay 
9.1. Uranio 


La prospección de uranio ha sido administrada por distintos organismos en nuestro país, comenzando 
por ANCAP en 1950, una misión de la OIEA en 1965/66, la Comisión de Energía Atómica de Francia en 
1965/66, la Comisión Nacional de Energía Atómica del Uruguay en 1966, la U.T.E. en el período 1968-1969, la 
Comisión de Energía Atómica de la R. Argentina en 1976, la OIEA en 1976/77, y luego del año 1979, la 
Dirección Nacional de Minería y Geología del Ministerio de Industria, Energía y Minería, en colaboración con el 
B.R.G.M. de Francia. 


Como resultado de esos trabajos, se constata en el país la presencia de uranio ligado a distintas 
formaciones geológicas y litologías. En la formación San Gregorio-Tres Islas de la cuenca devónico-pérmica del 
Noreste, existen formaciones uraníferas que fueron objeto de un estudio particular en el año 1982 por parte de la 
DINAMIGE. 


En el cristalino, particularmente en el Dpto. de Maldonado, también se descubrieron mineralizaciones 
uraníferas. 


En mayo de 2007, el Poder Ejecutivo abrió un llamado internacional a expresiones de interés para la 
prospección, exploración y explotación de uranio en suelo uruguayo, con el objetivo de desarrollar el sector 
minero y aprovechar las ventajas de precio del mineral, que sufrió importantes incrementos en los últimos años. 


9.2. Torio 


El torio es un metal de color gris descubierto en 1828 por el químico sueco Berzelius. Aunque posee 26 
isótopos, prácticamente la totalidad del torio existente en la naturaleza está constituido por el isótopo **Th. En la 
corteza terrestre es de tres a cuatro veces más abundante que el uranio, obteniéndose principalmente como 
subproducto de la extracción de tierras raras de las arenas monacíticas; la monacita contiene de 3 a 9% de óxido 
de torio. El minado y la extracción del torio de la monacita son relativamente sencillos y significativamente 
diferentes de la extracción del uranio a partir de sus minerales, con mucho menor impacto ambiental y 
ocupacional. Los principales yacimientos de monacita están en la India y en Brasil, y, como se verá, existen 
reservas en nuestro país, en las arenas negras de Rocha y, en menores cantidades, en las zonas costeras de 
Colonia, Canelones y Maldonado. 


Es naturalmente radioactivo, y emisor de rayos alfa, aunque con baja actividad, dando origen a una 
cadena de descomposición natural, cuyo primer elemento es el gas radón “Ra, y el último, y estable, es el plomo 
208 

Pb. 


Se ha verificado una elevada frecuencia de anomalías toríferas, con excelente calidad de 
mineralizaciones, aunque ninguna de magnitud comercial hasta la fecha. 


A partir del año 1950, los trabajos de exploración de la entonces llamada Dirección de Prospecciones 
Científicas de ANCAP determinaron que en las arenas negras de Rocha se verifica la presencia del mineral 
monacita, un fosfato que contiene tierras raras, como lantano y cerio y el metal torio. Estos yacimientos están 
ubicados sobre la costa sureste del territorio uruguayo, a unos 280 kilómetros de la ciudad de Montevideo. Su 
desarrollo es paralelo a la costa del océano Atlántico, contiguo a la playa, siendo una zona de fácil acceso por 
caminos en buen estado. Existe una napa freática a poca profundidad que facilitaría la extracción de arena con 
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draga de succión y su separación gravimétrica. También hay depósitos de arenas monacíticas en las costas de los 
departamentos de Colonia, Canelones y Maldonado. 


En el año 1965, una misión de la OIEA, encabezada por el especialista J. Cameron profundizó en las 
prospecciones en suelo nacional de minerales de interés en el área nuclear. Su informe, de fecha 25.8.1966, 
indicó que en esos depósitos existen reservas de 6.000 toneladas de ThO, y 380 de UzOs. 


Durante el año 2002, la Dirección Nacional de Minería y Geología (DINAMIGE), llevó a cabo diversos 
estudios y realizó una revisión exhaustiva de antecedentes existentes respecto en los depósitos arenosos del 
Departamento de Rocha. 


Puede caracterizarse a los depósitos de arenas negras como placeres costeros de edad Holocénica, 
acumulados en ambientes de playa y mayoritariamente en dunas, con tenores promedio de 2 a 3 % de minerales 
pesados y núcleos más ricos. La asociación mineralógica de la fracción pesada y de valor económico está 
integrada por: 


* IImenita 60 % (TiO, 50,2%, FeO 28,4%, Fe,O, 16,3%, Cr,O, 0,27%, V,O, 0,19%) 
e Zircón 5 % (ZrO, + Hf 64,8%) 

* Rutilo 1 % (TiO, 94 %) 

e Monacita 0,6 % (Oxidos totales 61,1%) 


En el resumen de ese estudio se indica que las reservas de monacita ascienden a alrededor de 150.000 
toneladas. 


La monacita existente tiene un tenor de dióxido de torio (ThO»), según este informe, de 4.7%, similar al 
contenido de este metal en las arenas monacíticas de Brasil y Africa del Sur. 


Las reservas de torio contenidas en los yacimientos de Rocha serían pues equivalentes a más de 7.000 
toneladas. El zirconio contenido en el mineral zircón es también el material constituyente de los tubos de los 
elementos de combustible del reactor CANDU. 


Es de destacar que Brasil posee grandes reservas de monacita en sus arenas negras, y comenzó a estudiar 
su uso en reactores nucleares en 1965. En un programa llamado “Instinto/Toruna”, junto con la CEA francesa, se 
estudió el uso de torio en reactores de agua pesada (PHWR) en el período 1965-1970. Luego, desde 1970 a 1988, 
con la colaboración alemana, se analizó su uso en reactores PWR como los que se estaban adquiriendo en el 
marco del acuerdo nuclear germano-brasileño. Brasil tuvo una empresa dentro de su programa nuclear, llamada 
Nuclebras Minero Química (Nuclemon), que era la responsable de extraer el torio, uranio y tierras raras de las 
arenas monacíticas, con dos fábricas: USAM (Usina de Santo Amaro), en el barrio de Brooklin, San Pablo y 
USIN (Usina de Interlagos), Río de Janeiro. 


Como se verá en el Capítulo siguiente, esta reserva daría para decenios, tal vez hasta fines del siglo XXL 
de autoabastecimiento de combustible para reactores nucleares del tipo CANDU que aprovisionasen a nuestro 
país de energía eléctrica. 


10. Ciclos de combustible 


La alta economía de neutrones es la característica del reactor CANDU que le permite operar con 
combustibles con bajo contenido de materiales fisibles. 


Su versatilidad consiste en que se pueden implementar ciclos de combustible alternativos en un reactor 
operativo, con poco o ningún cambio de equipamiento. Como resultado, los beneficios de un cambio de ciclo no 
requieren una gran inversión en nuevos diseños. Esta versatilidad también permite la reversibilidad de las 
opciones de ciclos de combustible; aun cuando un reactor CANDU haya sido optimizado para un ciclo en 
particular, el operador puede convertirlo a otro alternativo, si se requiere. Éste el mayor atractivo de los ciclos de 
combustible avanzados, ya que preserva la opción de independencia nacional con respecto a los proveedores de 
uranio enriquecido. 


La posibilidad de cambiar a combustibles nucleares alternativos que estén disponibles en el mercado 


mundial permite al reactor CANDU sacar partido de esta disponibilidad, reduciendo por consiguiente los costos y 
proveyendo una mayor seguridad en el suministro de combustible. 
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Es posible utilizar los siguientes combustibles: 


e Uranio natural 


e Uranio levemente enriquecido (Slightly Enriched Uranium (“SEU”), 0,8 a 1,2%) 


e Ciclos sinérgicos con los reactores LWR: 


Uranio recuperado (“RU”, subproducto del reprocesamiento del combustible gastado 
de los reactores LWR, contiene -0.9% de 2%U), tiene un costo inferior al SEU. 

MOX (Mezcla de Óxidos de Uranio y Plutonio), proveniente del reprocesado del 
combustible gastado de los reactores LWR. 

DUPIC (uso directo del combustible gastado de los reactores LWR, sin reprocesado 
químico) 

Tecnología avanzada de reciclaje (Fluorex) 

Quemado de los actínidos y del plutonio. El reciclado del plutonio en los reactores 
LWR está limitado en capacidad por cambios inaceptables en el comportamiento 
dinámico del reactor, lo que no se produce en el reactor CANDU. En cuanto a los 
actínidos contenidos en los residuos de los reactores LWR, el alto flujo neutrónico del 
CANDU transmuta el material tóxico, a la vez que produce energía con el plutonio allí 
contenido. 


e Ciclos de Torio: 


Se trata de una importante posibilidad, dadas las reservas de torio que tiene nuestro país, que 
potencialmente podrían ser explotadas y utilizadas en el reactor, si los costos y dificultades de suministro de 
uranio u otros combustibles así lo ameritasen. 


En el gráfico siguiente se observa la evolución histórica del precio del uranio (U30), desde 1948 hasta 
la fecha, en dólares corrientes, y en dólares constantes del año 2007. 


il == E 
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—— U$S Corrientes 
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Fuente: Ux Consulting Company, LLC 


Se verifica un importante crecimiento a partir del año 2000, habiéndose decuplicado en los últimos siete 
años, superando el pico de 1978 en dólares constantes. Este incremento de su precio refleja la expectativa 
creciente por la construcción de nuevas centrales nucleares en el mundo en las próximas décadas. En el mes de 
abril del año 2008 su precio se redujo a 144 U$S/kg, luego de alcanzar un pico de más de 300 U$S/kg a mediados 


del año 2007. 
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En el gráfico siguiente se presenta la evolución de la demanda y de la producción mundial de uranio: 
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El informe “Uranio 2005, Recursos, producción y demanda” publicado en el 2006 por la OCDE, 
conocido como “Red Book”, señaló que a finales del año 2004, la producción alcanzó 40.263 toneladas, 
constituyendo un 60% de la demanda de combustible para los reactores nucleares, de 67.450 toneladas. El resto 
se ha completado con la disminución de los inventarios comerciales, con la provisión de uranio levemente 
enriquecido obtenido de la mezcla del uranio altamente enriquecido (“HEU”, highly enriched uranium) 
proveniente de las cabezas nucleares desactivadas, con el uranio empobrecido de las colas del proceso de 
enriquecimiento, y, por último, del reprocesamiento del combustible gastado. 


Según el Informe de mercado de la World Nuclear Association, en el año 2006, el 75% del uranio 
minado provino de cinco países: Canadá, Australia, Kazakhstan, Níger y Rusia, y el 96% de sólo diez, siendo los 
países adicionales Namibia, Uzbekistan, EE.UU., Ucrania y Sudáfrica. 


En el año 2007 la OCDE publicó una nueva versión del “Red Book”, donde indica que las reservas a 
nivel mundial de uranio, extraíbles a un costo inferior a 130 U$S/kg — menor al precio spot actual - ascienden a 
5,5 millones de toneladas, lo cual, al ritmo actual de consumo, serían suficientes para atenderlo por más de un 
siglo. La introducción de reactores avanzados, el reprocesamiento y reciclaje de los elementos fisibles presentes 
en el combustible gastado y la utilización del torio, llevarían la disponibilidad de la generación nucleoeléctrica a 
miles de años. 


Lo mencionado justifica la importancia de disponer de un reactor que pueda utilizar distintos tipos de 
combustibles, en caso de que el uranio aumente su precio desmesuradamente. 


El “Th no es fisible, pero se transforma en el isótopo fisible %%U del uranio a través de la absorción de 
un neutrón. Por consiguiente, se deben proveer neutrones inicialmente, sea desde dentro o desde el exterior del 
: ; e SEE . A : 235 239 
material combustible constituido por el dióxido de torio, a través de un elemento fisible, como “U o el "Pu. 
Durante la irradiación del torio se producen pocos elementos transuránicos, con la consiguiente reducción de la 
radiotoxicidad del combustible usado. 


Las opciones de utilización del torio en un reactor CANDU son: 


e Ciclo de torio abierto: los elementos de combustible con torio son irradiados separadamente de 
los que contienen el combustible que sostiene la reacción, tal como podría ser uranio levemente 
enriquecido (SEU), material reciclado del combustible gastado de los reactores de agua liviana, 
o inclusive, uranio natural. También material fisible como el plutonio puede ser mezclado con 
el torio y utilizado de esa manera en el reactor. El torio y el combustible fisible son irradiados 
en el reactor a tasas diferentes. El torio permanecerá en el reactor mucho más tiempo que el 
combustible fisible, que se reemplazará antes. Parte del torio se transmutará en *%U, isótopo 
artificial fisible del uranio, que alcanzará un nivel de equilibrio de alrededor de 1,5% y se irá 
fisionando in situ, colaborando en la producción de energía, que en casi un 40% provendrá del 
2227 originado en esa irradiación. El %%U es por lejos el mejor isótopo fisible para los reactores 
de neutrones térmicos, en comparación con los otros dos existentes, el %%U y el **Pu. Los 
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elementos combustibles de torio que se retiran del reactor contienen “~U, con la opción de su 
extracción mediante reprocesamiento en el futuro, lo que equivale a la formación de un 
depósito estratégico de material fisible. 


e Auto reciclaje directo: los elementos de torio irradiados extraídos, que contienen %*U, pueden 
ser utilizados nuevamente en el reactor, sin reprocesado, colocándolos en el sector central de un 
nuevo elemento combustible, que necesitará menos uranio en total. El requerimiento total de 
uranio, promediado en un número de ciclos, es un 30 ~ 40% menor que en los reactores que 
utilizan uranio natural como combustible. 


e  Reprocesamiento: el ciclo cerrado, con reprocesamiento del combustible gastado, tiene 
dificultades por la presencia de %%U, que es un emisor alfa, y otros elementos radioactivos 
emisores de rayos gamma, pero permite una mayor producción de energía a partir del 
combustible de torio. Se han considerado varias opciones de reprocesamiento, que van desde la 
remoción selectiva de elementos absorbentes de neutrones en el combustible irradiado, hasta la 
separación completa del 2%U del torio. 


e Ciclo cerrado: en el largo plazo, con mejoras en la economía de neutrones en el reactor, el ciclo 
232Tp/%U puede cerrarse y ser operado con total independencia de material fisible externo. En 
esta alternativa, que también requiere reprocesamiento del combustible gastado, se produciría 
tanto %%U a partir del combustible gastado como combustible fresco necesario. El reactor 
CANDU funcionaría de esta manera como un reactor térmico reproductor, sin necesidad de 
utilizar reactores de neutrones rápidos. 


En el caso de nuestro país, la instalación de un reactor CANDU permitiría en primera instancia la 
posibilidad de utilizar el torio en ciclo abierto. El combustible gastado, conteniendo %*%U, quedaría disponible 
como una fuente energética para uso futuro, si y cuando las circunstancias lo requiriesen. El 4%U podría ser 
recuperado por reprocesamiento si el precio del uranio y otros factores lo hiciesen factible. 


El reprocesamiento del combustible gastado tiene dificultades en este caso. Entre otras: 


e La fabricación de los nuevos elementos de combustible tiene un alto costo, principalmente por 
la alta radioactividad del %%U separado químicamente del torio irradiado. El %%U separado está 
siempre contaminado con trazas de 2327 emisor alfa, cuya vida media es de 68,9 años, pero con 
elementos derivados de su desintegración como el *T1 (Talio-208, vida media 3,05 minutos) y 
el ””Bi (Bismuto 212) que tienen vidas medias cortas, y son potentes emisores de rayos 
gamma; 

e El torio reciclado contiene isótopos de **Th, altamente radioactivos, siendo un emisor alfa con 
dos años de vida media; 

e Riesgos de proliferación del 2%U. 


141 


Los ciclos de combustible posibles en un reactor CANDU se presentan en la siguiente figura: 
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Fuente: Atomic Energy of Canada Limited 


11. Residuos nucleares 


Como todo proceso industrial, la generación eléctrica produce residuos. En el caso de las centrales 
nucleares éstos se dividen en dos grandes categorías según la actividad que posean y el tiempo que tarde esta en 
decaer, los residuos de alta actividad y los de media y baja actividad. 


Los residuos radiactivos de “media y baja actividad” son aquellos que tienen una actividad especifica 
baja y su vida media, en general, no llega a unas pocas decenas de años, mientras que sucede lo contrario con los 
de alta actividad. La actividad específica y la total del residuo determinan el grado de protección necesario para 
su manejo, transporte y almacenamiento de forma que sean seguros para los trabajadores y el público. 


11.1. Residuos de actividad media y baja 

Estos se producen mayoritariamente como consecuencia de procesos de limpieza internos de la central, 
filtros de aire descartables, líquidos utilizados en distintas partes de la planta, y resinas empleadas en procesos de 
purificación química. Contienen, básicamente, productos de fisión y de activación con períodos de 
semidesintegración cortos, por lo que su actividad va decayendo hasta ser inocua en unos pocos decenios. 

La evacuación de estos desechos se produce mediante un proceso de compactado y cementación en 
barriles de 200 litros, los que son almacenados en repositorios o depósitos especialmente diseñados hasta que la 
actividad de los mismos disminuya a un nivel que permita su liberación como residuos convencionales. 


11.2. Residuos de actividad alta 


Los residuos radiactivos de alta actividad generados en la operación de las centrales nucleares están 
constituidos básicamente por el combustible gastado. 


Tres aspectos importantes son a destacar: 
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1. Se producen en cantidades relativamente pequeñas, dada la alta intensidad energética de la generación 
eléctrica nuclear. El volumen generado es muy inferior al de otros residuos peligrosos. En la Unión 
Europea se producen anualmente 5 g anuales por persona de combustible gastado, mientras que de otros 
residuos peligrosos se producen 300 kg por persona (Utte Blhoom, Pres. UE DG TREN - 15/05). 

2. Se gestionan siguiendo criterios de “concentración y confinamiento” en lugar de “dilución y dispersión” 
en la naturaleza, propios de otros residuos industriales. 

3. Contienen elementos fisibles como el plutonio que pueden ser separados por reprocesamiento y 
reutilizados como combustible nuevamente en reactores nucleares (Cf. 11.2.5.). 


En un reactor CANDU-6, la totalidad de los residuos sólidos generados a lo largo de los sesenta años de 
vida útil ocupa un volumen de 10000 m3, o sea una superficie de una hectárea (100 x 100 m) cubierta hasta 1 m 
de altura. 


11.2.1. Almacenamiento en piscinas 


Después de permanecer de 2 a 5 años (dependiendo del tipo de central nuclear) en el reactor, los 
elementos combustibles se extraen del mismo mediante un sistema de telemanipulación remota y son colocados 
en piletas de almacenamiento situadas en el edificio de combustible de la central nuclear, donde ceden el calor 
residual que poseen y comienza el decaimiento de su actividad radioactiva. 


El almacenamiento de los elementos combustibles depositados en las piscinas de la central mantiene un 
nivel de seguridad equivalente al de la propia central. 


Estas piletas llenas de agua contienen en el fondo soportes especiales donde se colocan los elementos 
combustibles, que quedan almacenados bajo agua por un período no menor de 10 años. 


El agua cumple dos propósitos: sirve como blindaje para reducir los niveles de radiación a la cual 
podrían estar expuestos los operarios de la central y para refrigerar los elementos combustibles que continúan 
produciendo calor por algún tiempo luego de su extracción del núcleo. 


Las piletas tienen generalmente una profundidad de 15 a 20 metros. Aunque son necesarios sólo 2 
metros y medio de agua para blindar la radiación hasta niveles aceptables para el ser humano, se deja un margen 
extra de casi 8 metros por encima de los elementos combustibles para permitir las maniobras de 
reacomodamiento de los mismos dentro de la pileta. El almacenamiento en la pileta permite además su 
observación, control y registro de acuerdo con los tratados internacionales de salvaguardia y no proliferación, 
sujetos a la tutela institucional por un organismo nacional a determinar, así como de entidades supranacionales. 


Para enfriar y recuperar el agua perdida, se utilizan sistemas de filtrado, intercambiadores de calor, y 
bombas de recirculación. La temperatura del agua es monitoreada constantemente para mantenerla entre los 30 y 


45 grados Celsius aproximadamente. 


En la fotografía se aprecian las piletas de almacenamiento de combustible gastado de la Central Nuclear 
de Embalse, en la Provincia de Córdoba, R. Argentina: 
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11.2.2. Almacenes Temporales Individualizados 


Luego de 10 o más años de permanecer en las piletas, y en caso de que las mismas agoten su capacidad 
de almacenamiento, o porque se precisa descargar éstas para proceder a su desmantelamiento, en numerosas 
centrales del mundo se ha procedido a la construcción de parques exteriores a la central donde los elementos 
combustibles de la misma pueden ser almacenados en seco en diversos tipos de dispositivos, principalmente 
contenedores. 


Los contenedores para el almacenamiento de combustible gastado son recipientes pasivos de muy alta 
resistencia sometidos a numerosas pruebas para asegurar totalmente su integridad y estanqueidad en situaciones 
accidentales severas. Entre ellas están choques y caídas desde alturas significativas, incendios en varias horas de 
duración, etc. 


Estos contenedores almacenan de 20 a 80 elementos combustibles (dependiendo del tipo de central), y 
están herméticamente sellados para asegurar que no se libere material radioactivo al medio ambiente. 


La solución de almacenamiento del combustible gastado en contenedores de superficie, bien dentro de 
edificios, bien al exterior, se considera internacionalmente una solución segura para este material. 


AECL (Atomic Energy of Canada Limited) ha desarrollado el almacenamiento en seco MACSTOR-200 
(Modular Air Cooled STORage, almacenamiento modular enfriado por aire), en servicio actualmente en las 
centrales Gentilly-2 (Canada) y Cernavoda 1 (Rumania). Este dispositivo puede guardar 12.000 elementos de 
combustible en 200 cestos. 


144 


En las imágenes siguientes se muestran los almacenamientos en seco de dos centrales nucleares 
CANDU: a la izquierda, el almacenamiento MACSTOR en la central de Cernavoda, Rumania, y a la derecha, los 
silos de hormigón de la Central Embalse, en la Provincia de Córdoba, R. Argentina: 
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11.2.3. Almacenes Temporales Centralizados 


En el caso de un país con varias centrales nucleares, conviene disponer de un Almacén Temporal 
Centralizado, que es una instalación de almacenamiento pasivo donde se recepcionan los contenedores de 
transporte con elementos combustibles gastados y se acondiciona el combustible que se extrae del contenedor 
para su almacenamiento temporal en condiciones seguras. 


El Almacén Temporal Centralizado presenta ventajas técnicas y económicas al almacenar en un único 
emplazamiento, en lugar de varios, los elementos combustibles de varias centrales. Los costos de construcción y 
operación de un almacenamiento conjunto son inferiores respecto de la solución de varios separados y la 
vigilancia y el control del mismo también se ven mejorados. 


El Almacén Temporal Centralizado da margen adicional para la toma de decisiones en la gestión a largo 
plazo de los residuos de alta actividad y permite que en ésta se puedan utilizar desarrollos tecnológicos y 
científicos futuros. 


11.2.4. Almacenamiento geológico profundo 


Si bien una solución para la disposición final de los combustibles aun no ha sido tomada en ningún país 
del mundo, los estudios mas avanzados realizados en USA, Francia, Alemania, Finlandia, etc. se inclinan por el 
almacenamiento directo en formaciones estables y profundas que garanticen su seguridad a largo plazo (miles de 
años). Estos sistemas, que, por sus características geológicas y físico-químicas, se ubican en terrenos salinos, 
arcillosos o graníticos, reciben normalmente el nombre de Almacenamiento Geológico Profundo. Son sistemas 
que se basan en el principio de barreras múltiples en formaciones geológicas estables y profundas, reforzadas con 
otras barreras técnicas y naturales, lo que garantiza su seguridad. 


11.2.5. Otras alternativas - Reprocesamiento 


En algunos países (Francia, Japón, Rusia, India), tras el correspondiente reprocesado de los residuos de 
alta actividad, se separan del combustible gastado aquellos productos que pueden incorporarse al combustible 
nuevo para ser reutilizados en los reactores. 


El volumen de los residuos de alta actividad que se transfiere a los diferentes sistemas de 
almacenamiento puede reducirse significativamente con el reprocesamiento. La aplicación de estas tecnologías no 
modificaría el esquema de gestión global, aunque incrementaría su eficiencia al reducir el volumen de los 
residuos y mejoraría el aprovechamiento energético del combustible nuclear. Con la utilización de estas 
tecnologías, los residuos no reprocesables, en cantidades muy inferiores al combustible gastado, se trasladarían 
vitrificados al sistema de almacenamiento centralizado citado anteriormente. 
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Luego de ser utilizado en un reactor de agua ligera, el combustible nuclear irradiado contiene alrededor 
de 96% de elementos energéticos reciclables (95% de uranio con una proporción de %%U algo menor a 1%, y 1% 
de plutonio), mezclados con un 4% de actínidos menores y productos de la fisión, que no son reutilizables, y que 
por lo tanto constituyen los verdaderos residuos del proceso de generación nucleoeléctrica. Luego de separados, 
estos residuos, calcinados y secados, se incorporan a una matriz de vidrio borosilicatado, de gran dureza y 
resistencia. 


Finalmente, se están analizando otras alternativas de gestión para estos residuos tales como las 
tecnologías de separación y transmutación de actínidos y otros productos de fisión. Esta avanzada tecnología 
consiste en la transformación de elementos radiactivos de vida larga en elementos estables o en radionucleidos de 
vida corta, lo que produce una reducción cualitativa y cuantitativa de los residuos a almacenar a largo plazo. 
Actualmente se llevan a cabo en Francia (reactor Phénix) y Japón importantes programas de investigación y 
desarrollo en esta materia, si bien no existe aún una posición definitiva sobre su viabilidad. La meta es cerrar el 
ciclo de combustible de tal manera que los residuos finales de alta actividad tengan un periodo de 
semidesintegración relativamente corto. Se están desarrollando nuevas tecnologías de separación que, junto con 
la introducción de reactores de neutrones rápidos ad hoc, permitan transmutar los actínidos menores de alta 
actividad así extraídos en elementos de menor período de semidesintegración. 


Francia (La Hague) y Reino Unido (Sellafield) disponen de plantas de reprocesado comercial que 
ofrecen sus servicios retornando a los países de origen del combustible los residuos vitrificados. La planta de La 
Hague, situada al noroeste de la península de Cotentin, y gestionada por la empresa AREVA, dispone de una 
capacidad de reprocesamiento de 1.700 toneladas anuales de combustible gastado. En Francia, el plutonio fisible 
obtenido por reprocesamiento se transporta a la fábrica Melox situada en Marcoule, donde se utiliza para la 
fabricación de nuevo combustible MOX (óxidos mixtos de plutonio y uranio). Parte del plutonio recuperado por 
reprocesamiento se recicla en nuevo combustible MOX, así como una pequeña fracción del uranio recuperado del 
combustible gastado. 


Vitrificación 


Japón finalizó de construir en 2008 la planta de Rokkasho-mura, con una capacidad de reprocesamiento 
de 800 toneladas anuales de combustible gastado, extrayendo directamente MOX, en un proceso denominado 
“Co-denitrificación de Uranio y Plutonio” (COEX). La tecnología principal del proceso de esta planta fue 
provista por la compañía francesa AREVA. 


La Federación Rusa posee una planta de reprocesamiento en Mayak, con una capacidad de 400 toneladas 
anuales. La India dispone de tres centros de reprocesamiento, con una capacidad total de 230 toneladas anuales. 


La Asociación Global de Energía Nuclear (GNEP, Global Nuclear Energy Partnership), anunciada por el 
Departamento de Energía de los Estados Unidos, el 6.2.2006, es un plan para constituir una asociación 
internacional que controle el reprocesamiento de combustible nuclear gastado de tal modo que el plutonio 
obtenido pueda utilizarse como combustible nuclear, pero no para armas nucleares, evitándose así la proliferación 
nuclear. 


En el caso del reactor CANDU, el residuo de alta actividad contiene un 0,25% de *Pu, con una vida 


media de 24.000 años, y un 0,02% de 24lPy, con vida media de 14,6 años, ambos fisibles; asimismo contiene un 
0,11% de otros isótopos del plutonio, no fisibles, porcentajes todos estos inferiores a los de los reactores LWR. 
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Incluye un porcentaje de *%U de 0,23%, menor, naturalmente, al 0,72% del combustible fresco, y similar 
al porcentaje presente en las colas de uranio empobrecido que quedan como residuo en las plantas de 
enriquecimiento de uranio. Un reactor LWR, como se señalaba en 8.3., tiene un porcentaje de 0,91% de %%U en 
sus residuos, superior al 0,72% del combustible fresco del CANDU. 


Por lo expuesto, hay pocos incentivos para reprocesar los residuos de un reactor CANDU, si el propósito 
es recuperar el uranio. 


En lo referente al plutonio, el 0,27% presente en el residuo equivale a unas 20 toneladas acumuladas a lo 
largo de los 60 años de vida útil, lo que representa un valor estratégico para nuestro país, ya que este elemento 
fisible es el material necesario para iniciar ciclos avanzados en el reactor CANDU (MOX, Pu-Th, tal como se 
describió en 10.), o bien para su uso en los futuros reactores reproductores de neutrones rápidos de la Generación 
IV. 


Se puede afirmar pues que existen hoy en día tecnologías que dan solución a los residuos radiactivos de 
alta actividad procedentes de las centrales nucleares en las diferentes etapas hasta su gestión a largo plazo. 


La sostenibilidad de estas soluciones se basa en el aislamiento de los residuos del medio ambiente por 
barreras múltiples, en la experiencia probada acumulada en el ámbito internacional, en las técnicas disponibles 
para reducir el volumen y la vida de estos residuos, y en la disponibilidad de fondos económicos y financieros 
para evitar la transferencia a generaciones futuras de la carga económica que resulte de su gestión, 
proporcionando todo ello las bases para un diálogo imprescindible para la necesaria aceptación social de las 
mismas. 


11.3. Experiencia internacional en la gestión de residuos 


Existen múltiples instalaciones de almacenamiento temporal individualizado, tanto en Estados Unidos 
como en Europa. En todo el mundo hay instalados más de cuatro mil contenedores de almacenamiento en seco 
con combustible gastado. 


En España está operativo el almacén de la central de Trillo y en trámites el de la central José Cabrera. 


Por otra parte, Alemania, Bélgica, Estados Unidos, Federación Rusa, Francia, Holanda, Reino Unido, 
Suecia y Suiza disponen de instalaciones de almacenamiento de residuos de alta actividad en combustible gastado 
y vitrificados. 


La solución del almacenamiento geológico profundo está siendo considerada por otros países europeos, 
como Alemania, Bélgica, Francia, Finlandia, Suecia y Suiza, además de Canadá y Estados Unidos (Yucca 
Mountain), que disponen de programas para el desarrollo de este tipo de instalaciones, en diferentes tipos de 
rocas o formaciones geológicas, como el granito en el caso de Suecia, la arcilla en Bélgica y la sal en Alemania. 


Estados Unidos dispone de una instalación de almacenamiento geológico profundo en operación, WIPP, 
en Nuevo Méjico, para residuos militares de larga vida. 


Finlandia y Suecia, después de un profundo debate, están desarrollando programas muy avanzados para 
iniciar próximamente la construcción de instalaciones de almacenamiento geológico. En el emplazamiento de 
Olkiluoto, Finlandia, se está construyendo una instalación subterránea para la caracterización del emplazamiento 
y el diseño de la instalación de almacenamiento. En Suecia se espera la próxima selección de dos emplazamientos 
para la construcción de instalaciones subterráneas de almacenamiento. 


En Uruguay no hay aun un programa nucleoeléctrico pero existe actividad médica e industrial que utiliza 
sustancias radioactivas. 


Existe una estrategia de acción conjunta entre el Centro de Investigaciones Nucleares de la Facultad de 
Ciencias, responsable de la gestión de los desechos de forma segura y la Autoridad Reguladora en 
Radioprotección del Ministerio de Industria, Energía y Minería, creada por los artículos 173 y 174 de la ley 
17.930, responsable del control, realizándose inspecciones periódicas, a partir de una normativa al respecto (cf. 
Capítulo 13). 
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Uruguay forma parte como país contratante, desde el 28.3.2006, de la Convención Conjunta para la 
Seguridad del Combustible Gastado y la Seguridad de los Desechos Radiactivos, aprobada por la ley 17.910 de 
17.10.2005. Como consecuencia de la exigencia de la Segunda Reunión de Revisión de dicha Convención, 
realizada en Viena en mayo de 2006, se desarrolló una Estrategia Nacional para la Gestión de los Desechos 
Radioactivos, aprobada por el decreto 389/007, de 17.10.2007. 


Uruguay es uno de los pocos países de Latinoamérica que tiene un depósito centralizado, tal cual solicita 
el Organismo Internacional de Energía Atómica (O.I.E.A.), como forma de mantener el control sobre esos 
materiales. 


12. Localización 
Los requerimientos generales para una Central nuclear son: 


e La localización debe estar próxima a un curso de agua o embalse con suficiente caudal o capacidad para 
proveer la fuente fría del ciclo Rankine. El embalse o curso de agua debe tener un caudal o volumen que 
en el estiaje no comprometa la operación de la planta, y que permita la expansión futura, instalando otros 
reactores contiguos. 


e Se debe prever un área de exclusión terrestre alrededor de la planta. Hasta 1990, se exigía un perímetro 
de 900 metros de distancia por tierra para los reactores CANDU; para las nuevas plantas, esta distancia 
ha sido reducida a menos de 500 m. 


e El lugar debe estar situado de manera que pueda ser vinculado fácilmente a la red básica de transmisión, 
y que los flujos de carga resultantes de su operación sean compatibles con la capacidad de las líneas y la 
estabilidad del sistema. Una ubicación cercana al baricentro de cargas, situado en el sur del país, 
minimiza la utilización de la transmisión, aumentando la confiabilidad del suministro, reduciendo las 
pérdidas en la red y beneficiando las posibilidades de ampliación de la Central con nuevos reactores, que 
no necesitarán de expansiones en la transmisión. 


e Una buena fundación estaría constituida por una planicie de roca sedimentaria plana situada algunos 
metros por encima del mayor nivel del curso de agua registrado, lo que reduce los costos y tiempo de 
preparación del sitio. 


e Acceso adecuado por tierra y/o pavimento para transportar equipamiento pesado. Si el sitio está próximo 
a un curso de agua navegable, se puede utilizar para el transporte del equipamiento más pesado. 


e Relativa cercanía a un sitio poblado que pueda alojar al personal durante la construcción (máximo de 
3500 personas) y posteriormente al personal de explotación (450 personas y sus familias). La cercanía a 
áreas de alta densidad demográfica puede ser una desventaja por el impacto que pueden percibir las 
poblaciones vecinas (efecto “NIMBY”, Not In My BackYard, o “BANANA”, Build Absolutely Nothing 
Anywhere Near Anything), y por los efectos sobre ellas de un eventual accidente. 


En función de lo expuesto, se advierte que en nuestro territorio son contados los sitios posibles de 
emplazamiento, a saber: 


e Riberas de los embalses hidroeléctricos existentes (Bonete, Baygorria, Palmar, Salto Grande) 
e Ribera del Río de la Plata, preferentemente en las costas de Colonia o de San José. 
e Ribera de la Laguna Merin 


En principio se descartaría la Laguna Merín por ser compartida con la R. F. de Brasil y no contar con 
líneas de transmisión de suficiente capacidad en las proximidades. 


De los embalses hidroeléctricos, los únicos con proximidad a líneas de transmisión de 500 kV son los de 
Palmar y Salto Grande. Palmar dispone de una infraestructura habitacional vacante que permitiría el alojamiento 
de parte del personal de obra y, posteriormente, de explotación. La densidad de población en sus alrededores es 
muy baja, alrededor de 0,6 hab/km?. 
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Punta del Tigre estará vinculada a la red básica con una línea de 500 kV, se encuentra en las 
proximidades del centro de carga, y dispone de 300 MW en turbinas de gas de rápida puesta en servicio, que 
fortalecerían el respaldo a la central nuclear en caso de ser necesario su apoyo para los servicios auxiliares o en 
emergencias que requiriesen el funcionamiento del sistema de enfriamiento del núcleo. Su desventaja es la 
proximidad a un área de alta densidad demográfica, del orden de 50 habitantes/km'. 


La construcción de la Central en el embalse de Rincón del Bonete necesitaría de dos líneas de 
transmisión de 500 kV que la vinculasen con Montevideo, a un costo del orden de los 150.000 U$S/km (torres 
tipo “cross rope”). La central Terra dispone de dos líneas de 150 kV, insuficientes para este fin. 


13. La oferta eléctrica en el período 2008-2017 


En razón de lo expuesto en este informe, y del previsible aumento del precio del petróleo, y de todos los 
energéticos, con las consiguientes dificultades para nuestro país, luego de tomada una decisión favorable a la 
construcción de un reactor nuclear, se deberá resolver cómo atender el suministro eléctrico hasta su puesta en 
marcha. 


Una forma de cobertura para el caso de que se verifique un crecimiento exagerado del precio del 
petróleo, o, incluso, dificultades de abastecimiento, tanto del crudo como de sus derivados, es incrementar la 
participación de la electricidad en la matriz energética nacional, tal como se ha hecho en el pasado, mediante la 
“electrificación” de la energía, siempre y cuando el aumento de generación eléctrica no se produzca a partir de 
combustibles fósiles, o sea, que se trate de electricidad primaria, de origen renovable o nuclear. Este objetivo se 
contradice con la precariedad de la oferta con que se contará en ese período, pero será una de las pocas opciones 
de Uruguay para resistir el agravamiento de la crisis energética. 


Como reacción a la difícil situación que se vivió en la década de los 70, mostrada en los cuadros del 
Capítulo 3, se construyeron las represas de Salto Grande y Palmar; con su entrada en servicio se logró una 
participación mayor de la electricidad primaria de origen hidroeléctrico en la matriz energética total. 


El informe “Estudio de Viabilidad — Generación Nucleoeléctrica en el Uruguay”, de 1985, enfatizaba ese 
concepto, en el Capítulo 4.3.1.1., punto 3): 


3) ... en base a la especial naturaleza de los recursos naturales disponibles en el Uruguay, cualquier 
política energética que pretenda ser autárquica, de ahora en adelante y aún luego del año 2000, tendrá muy 
probablemente un fuerte componente eléctrico, circunstancia que reafirma el atractivo de la opción nuclear”. 


Un modelo a estudiar en profundidad en este aspecto es el plan anunciado por el Gobierno sueco en el 
año 2005, de romper su dependencia del petróleo para el año 2020. En esa ocasión se creó una “Comisión para la 
independencia del petróleo”, liderada por el Primer Ministro, que elevó sus conclusiones en el año 2006. Suecia 
tiene una matriz energética que depende en un 32% del petróleo, mientras que en Uruguay este porcentaje 
representó un 56% en el año 2005, y un 65% en el año 2006, cuando se verificaron bajos aportes hidrológicos en 
el río Uruguay. 
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El ejemplo francés es también relevante. El incremento de la incidencia de la electricidad primaria en el 
total de oferta de energía primaria de la matriz energética francesa, a partir del comienzo de su plan de generación 
nucleoeléctrica, en el año 1973, puede apreciarse en el gráfico siguiente (Fuente: Observatoire de l'énergie): 


Como resultado, el índice de independencia energética francés se incrementó en el período 1973-2005. 
Para lograrlo se actuó también sobre la demanda, impulsando el transporte eléctrico por riel. 


Un programa para este período podría ser el siguiente: 


e Acelerar los plazos para la puesta en servicio de la Central nuclear. La construcción insumiría 6 
años, por lo que se debería disminuir el plazo preparatorio. Para ello es necesario: 


e Promover un acuerdo y consenso nacional sobre la factibilidad y necesidad de la energía 
nuclear. 


e Derogar la prohibición establecida por el artículo 27 de la ley 16.832. 


e Crear un organismo de supervisión y de control nuclear técnicamente adecuado, junto con 
normas para instalar, operar, disponer de los residuos y desmantelar este tipo de centrales. 
En Uruguay existe al presente una Autoridad Reguladora Nacional en Radioprotección 
creada por los artículos 173 y 174 de la Ley de Presupuesto 17.930 de 19.12.2005, como 
Unidad Ejecutora del Ministerio de Industria, Energía y Minería, con independencia 
técnica, cuyo cometido es regular y controlar la emisión y generación de radiaciones 
ionizantes. En el aspecto normativo se cuenta con un marco regulador constituido por un 
Reglamento Básico de Protección Radiológica (Norma UY 100) y un conjunto de 
disposiciones específicas para cada una de las prácticas que se desarrollan en el país. En 
dicha norma se destaca el Capítulo X, de Protección del Público y control de los Desechos 
Radiactivos y Fuentes Selladas en desuso. Se cuenta también con la norma UY 106 
Revisión 1 - Gestión de Desechos Radiactivos, y una Estrategia Nacional para la Gestión 
de los Desechos Radioactivos, aprobada por el decreto 389/007, de 17.10.2007. 


e Elaborar los estudios económicos-financieros requeridos. 
e Desarrollar los estudios de ubicación de la Central. 
e Desarrollar el proyecto de detalle de la ingeniería de la obra. 


e Capacitar personal para la construcción de la Central y su explotación. 
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e Establecer acuerdos y contratos para la compra de combustible nuclear, proseguir con la 
prospección de uranio recientemente retomada y con la evaluación de las reservas de torio 
en las arenas negras de Rocha y otros lugares en nuestro país. 


Incentivar el reemplazo de combustibles fósiles por fuentes eléctricas eficientes (transporte 
público, acondicionamiento térmico a base de bombas de calor, etc.), de manera de que, una vez 
puesto en servicio el reactor, la exportación de energía eléctrica se minimice, y se avance en el 
sentido de la “electrificación” de la energía. 


Construir una interconexión fuerte con la R. F. de Brasil, cuyo costo no impacte demasiado en 
la demanda, y que entre en servicio cuanto antes. La traza Salto Grande-Garabí cumple con esa 
condición. En el contexto del Acuerdo Marco de Interconexión Energética entre la República 
Oriental del Uruguay y la República Federativa del Brasil, aprobado por la ley 18.160, de 
20.7.2007, se podría importar energía eléctrica, al menos en la modalidad interrumpible, desde 
ese mercado. En el mapa siguiente se presenta la traza propuesta: 
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Continuar con la política de reservar agua en los embalses del río Negro, acordando compras de 
energía eléctrica en Brasil, o generando con gas natural en Punta del Tigre, en momentos en que 
haya disponibilidad de ese energético. Es posible considerar la instalación de una o varias 
turbinas bulbo en la Central Terra, que, además de sobreequiparla como sería necesario para 
evitar parte del vertimiento, puedan funcionar como bombas, lo que daría mayor flexibilidad al 
despacho de energía eléctrica, utilizando su embalse para la acumulación por bombeo. A 
principios de julio 2007, en pleno período crítico para el sistema nacional, y con un oneroso 
despacho térmico en la Central Batlle, Punta del Tigre y la Tablada, la Central Terra vertía 750 
m'/s, superando el caudal turbinado. Esta maniobra de vertimiento en la Central Terra en 
momentos críticos del sistema eléctrico, con el objetivo de alimentar el embalse de Palmar, se 
ha realizado en múltiples ocasiones en el pasado, lo que se evitaría con la realización de lo 
propuesto. 


La construcción de una represa de pasada aguas abajo de Palmar, a la altura de Villa Darwin, la 
repotenciación de Salto Grande y un dique compensador aguas abajo de esta última permitirían 
añadir casi 1,25 TWh de generación media anual al sistema nacional. Todas esas obras podrían 
finalizarse antes de la puesta en marcha del reactor, y tienen en la actualidad costos unitarios 
de generación inferiores a la unidad termoeléctrica nacional de menor costo. La primera de 
las mencionadas añadiría algo más de 1 GWh diario de generación en el Río Negro, 
colaborando con la estrategia mencionada en el párrafo anterior, al incrementar el monto de 
energía firme que supone el desembalse de la Central Terra. El incremento de potencia 
hidroeléctrica en el sistema contribuiría a incrementar la reserva rotante en territorio nacional, 
añadiendo confiabilidad a la red. 


Poner en funcionamiento el Mercado Mayorista de Energía Eléctrica, como forma de atraer las 


cuantiosas inversiones necesarias en generación y transmisión, asegurando la transparencia del 
despacho hidrotérmico, de la comercialización de los excedentes de los autoproductores, y de 
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los intercambios internacionales. Las inversiones mencionadas en los puntos anteriores para la 
próxima década totalizan alrededor de 3.500 millones de dólares, habiéndose computado la 
mitad del monto de la inversión para los emprendimientos binacionales. No se ha incluido en 
ese monto el sobre equipamiento de la Central Terra, ni los fondos necesarios para la reposición 
de activos de Salto Grande. 


e Fomentar la autoproducción en aquellas industrias donde esto sea posible, alentando la 
cogeneración y la venta de los excedentes en el mercado eléctrico. ANCAP debería invertir en 
la postergada planta de cogeneración en su refinería. 


e Según lo indicado en el Capítulo 6.1.3.4.1.2., referente a la relación entre los costos de la 
eologeneración y de la generación termoeléctrica nacional, sería posible remunerar y 
rentabilizar la inversión en generación eólica a través del precio spot del mercado eléctrico; su 
puesta en marcha impulsaría pues la inclusión de esta tecnología. 


e Disminuir las pérdidas técnicas y no técnicas, estas últimas mediante campañas de legalización 
y recuperación de usuarios, involucrando a los Ministerios del área social. En la línea de esta 
propuesta, el 5.3.2008 se informó sobre la firma de un Convenio entre el Ministerio de 
Desarrollo Social y la U.T.E., por el cual 10.000 hogares se benefician con un descuento 
especial de energía eléctrica (“Descuento Panes”). 


e  Proseguir con el programa de eficiencia energética, aplicando medidas arancelarias y 
paraarancelarias selectivas en favor de los equipamientos más eficientes, y continuar 
reduciendo el consumo energético del propio Estado, así como el que éste induce en los 
ciudadanos a través de su funcionamiento y tramitaciones. 


e Asegurar la financiación de un fondo de reposición de activos para Salto Grande, tal como fue 
previsto desde el anteproyecto de la obra, y aprobado en su momento en el Plan Empresarial de 
la C.T.M.S.G.. 


e En lo relativo a los biocombustibles, si bien no está relacionado exclusivamente con el sector 
eléctrico, la magnitud de los residuos forestales expuesta en 6.1.3.4.1.4. alerta sobre la 
necesidad de avanzar en proyectos para su utilización, con atención a las tecnologías que están 
en constante desarrollo a nivel mundial. 


La factibilidad de este programa y su impacto en los precios de la energía y las tarifas deberá ser 
analizado cuidadosamente. 


14. Conclusión 


La utilización de la nucleoelectricidad en la base del diagrama de carga, combinada con la hidroeléctrica 
y otras renovables, y una utilización racional de los embalses como reserva, pondría a nuestro país al nivel de 
países líderes en este sentido, como Francia, Suecia y Suiza, donde la provisión de energía eléctrica se efectúa 
principalmente mediante estas dos fuentes de energía primaria. 


Como se señaló en 4.3.2., la inserción de un módulo de 700 MW, en el parque de generación, si la 
Central operase a plena potencia, resultaría en un excedente de generación en relación con la demanda en el año 
2017, en un escenario medio. Este excedente debería exportarse, así como los eventuales excedentes 
hidroeléctricos en el caso de años de buenos aportes hidrológicos, a los mercados eléctricos de los países vecinos, 
a través de las interconexiones internacionales. La operación a una potencia menor es posible técnicamente, pero 
vulnera la rentabilidad del proyecto y, por lo tanto, compromete su viabilidad. La sobrecapacidad se cancelaría 
con el tiempo por el crecimiento vegetativo de la demanda en los años posteriores a la instalación del reactor. 


Cabe señalar también que en condiciones de bajos aportes hidrológicos habría que recurrir a generación 
termoeléctrica convencional y que en la eventualidad de una parada no programada, la salida de servicio de esta 
Central traería dificultades al sistema interconectado, que se resolverían por el uso de las interconexiones, 
generación hidroeléctrica que utilizaría la reserva de los embalses, y el resto del parque generador térmico. Si se 
verificase el escenario “Alto”, en línea con el crecimiento de la demanda verificado en el año 2007, la generación 
de la central nuclear sería insuficiente para cubrir la diferencia entre la generación hidroeléctrica media y la 
demanda en el año 2017, y se despacharía toda su producción localmente. En caso de que éste sea el horizonte 
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previsto para nuestro país, debería encararse desde el comienzo un proyecto que contemplase la construcción de 
dos Centrales nucleares CANDU-6 simultáneamente, en cuya eventualidad, la segunda Central estaría lista un 
año después de la primera. Se dispondría de un gran excedente de energía eléctrica que debería exportarse a los 
países vecinos. 


Existen alternativas para paliar el inconveniente del tamaño de la Central en relación con la demanda, 
una de las cuales puede ser la realización del proyecto en forma binacional, con la R. Argentina, que tiene una 
experiencia en el rubro nuclear de casi cincuenta años; si se verificase una baja evolución de la demanda 
eléctrica, originándose mayores excedentes, ésta podría ser también una solución para la evitar la sobrecapacidad 
instalada. Otra posibilidad es la exportación en firme de la energía excedentaria a los países vecinos, mediante 
contratos, para lo cual es necesario disponer de una interconexión de alta capacidad con la R. F. de Brasil, de 
manera de contar con distintas opciones para la venta. 


En el caso de una central binacional, el reparto de la energía puede ser pactado para acompañar los 
desequilibrios estacionales de la demanda, que tienen características distintas en los dos países. Esto simplificaría 
también el proceso de capacitación de los recursos humanos, la falta de experiencia de nuestro país en el rubro, la 
provisión de combustible, y una cantidad de costos relacionados con su instalación que habría que afrontar desde 
un punto cero. 


Esta opción no es nueva, y ya fue considerada favorablemente en el análisis de la consultora Lahmeyer 
del año 1980 y en los numerales 16 y 17 del Capítulo conclusivo del “Estudio de Viabilidad — Generación 
Nuecleoeléctrica en el Uruguay”, de 1985, 


En el Capítulo 5.1. se mencionó el acuerdo firmado entre Argentina y Canadá el 28.7.2007 para la 
construcción de la cuarta central, una Candu-6 de 700 MW. netos de potencia, con opción a una segunda en 
servicio un año después, similar a la instalación en Qinshan, R. P. China (cf. fotografía en 8.3.), por lo que allí 
existiría una posibilidad para que Uruguay participase del proyecto. En Europa existen centrales nucleares 
binacionales, tales como Kršķo, entre Eslovenia y Croacia, las dos unidades de 1455 MW. de Chooz B, situadas 
en Francia, cerca de la frontera belga, donde Electrabel tiene un 25% de participación, y el reactor de Tihange-1, 
en Bélgica, donde EDF tiene una participación del 50%. 


En suma, habida cuenta de que la construcción insume seis años como mínimo, a los cuales hay que 
sumar los tiempos de decisión, proyecto, contratación, financiamiento, licenciamiento medioambiental, y 
adecuación del sitio de emplazamiento y del obrador, se entiende que se está en plazo para resolver la derogación 
por parte del Parlamento de la norma que prohibe la instalación de generación nuclear en nuestro país. Esto 
permitiría llegar a tiempo al año 2017, de acuerdo con las previsiones de la demanda eléctrica que se han 
presentado en este informe, compartidas por las autoridades del sector energético, según se expresa en la 
documentación publicada por la DNETN. 


Ello así, nuestro país comenzaría a transitar la senda de un desarrollo seguro y despejado de amenazas en 
su sector eléctrico, diversificando su matriz y logrando mayores grados de autonomía, lo que abriría la 
posibilidad para el despliegue de una industria nuclear, con derrames en todos los sectores de la economía. 


Así como en el pasado Uruguay creció sustituyendo importaciones, en el presente, dados los elevados 


precios del petróleo que rentabilizan muchos de los proyectos aquí presentados, se presenta la oportunidad de 
crecer a través de la sustitución de las importaciones petroleras, de gas natural y de energía eléctrica. 
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Anexo I 


Ofertas presentadas en la licitación de energías renovables. 


P. 
INSTAL DEPARTA 
NOMBRE ADA 
OFERENTE asig clc 
De Bs Pg T cu |fa| N|E|ES | pc 
% | % 
U$S/ añ |U$S/ F 
MWh los | MWh ka 
INNOVENT 48.28 1, 179, 
S.A. ROCHA ME s| 8| 301 70| 720| 39 
INNOVENT 48.28 1, 179, 
S.A. ROCHA P s| 8| 30| 70| 720| 39 
Nuevo 1, 76,9 
Manantial S.A. ROCHA 75| 15| 3619|35| 58| 42| 560) 2 
MALDON 28,18 106, 
Agroland S.A. ADO 55| 15 21 2] 60| 40| 2001 54 
MONTEVI 73,3 
Amplim S.A. — EN E DEO 6s 20| 66731 2| 70| 30| 720| 6 
32,6 32, | 25, míni | 73,3 
EOLICO g |25| 5> | 44 mo 6 
Azucarera del 83 7 i PAYSAND 95,4 
Litoral S.A. > U 98 10| 0433| 0| 57| 43| 630) 2 
L 75,2 
Velcemar S.A. 9,9 - 9 - RIVERA 78,5 20| 0379| 8| 55| 45| 720 2 
Aguia madera 12 0,9 RIO 0, 100, 
S.A. 1 NEGRO 98,5 10| 2,5711 52| 20| 80| 360| 52 
GALOFER ol - Dio |. | TREINTA 76,5 
S.A. (SAMAN) Y TRES 77,5| 12| 0238| 2| 49| 51| 720) 0 
TACUARE L 88,2 
FENIROL 5.A. 10 | 8,5 | 8&8 | 75| MBO 894 12| 0,408] 911 48| 52| 720 4 
35, | 34, míni | 75,2 
BIOMASA 39,4|37,9| 5 4 aa E 
72,0 68, | 59, 
TOTAL COE 


El cuadro merece los siguientes comentarios (extraídos del pliego de licitación de U.T.E.): 


“E” en la columna “Modalidad de venta” significa “Excedentes” 

“T” en la columna “Modalidad de venta” significa “Total” 

“pg” es el precio cotizado por la energia generada. 

“cu” costo unitario adicional (cu), referido a los costos de conexión de la Central Generadora a la Red de 
U.T.E., a ser utilizado en el cálculo del precio ofertado. Dicho precio será estimado a partir de una valoración del 
costo de conexión según los precios de normalización de UTE. Este cálculo se realizará según la siguiente 


fórmula: 


cu=CC* 


0,1175 
P*Fu*8.760 
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CC: Costo de Conexión del Generador, asociado al estudio de conectividad de la Central 
Generadora, según los precios de normalización de UTE, expresado en dólares estadounidenses (U$S). 

P: POTENCIA OFERTADA por el Generador, expresada en megawatt (MW). 

Fu: Factor de utilización del Generador, según la fuente primaria de la CENTRAL ASOCIADA. El 
factor de utilización a emplear en este cálculo es el que figura en el numeral 4 “Condiciones de contratación”. 

“T” es el período de tiempo por el cual se oferta la energia a generar 

“CN%” es el porcentaje de componente nacional del emprendimiento 

“CE%” es el porcentaje de provisión importada 

“ES” es el plazo hasta la puesta en servicio del activo de generación 


“pc” es el precio comparativo de la oferta, que se determina ponderando las distintas componentes de origen de 
fabricación según lo indicado en el pliego: 


CN% , CE% 


110% 100% 


PC; = Pi al 


pc;: 


)+025:(20-r) 


precio comparativo de la oferta |, expresado en dólares estadounidenses por megawatthora 


Pi = pg; + fa, *cu, 


(U$S/MWbh), con dos cifras decimales. Este valor se determina de la siguiente manera: 


donde: 


Pi: es el precio ofertado por el Generador i, expresado en dólares estadounidenses por megawatthora 
(U$S/MWh), con dos cifras decimales. 


PJ; es el precio de generación ofertado por el GENERADOR i en el sobre B de la primera etapa, 
expresado en dólares estadounidenses por megawatthora (U$S/MWh) 


cu, A PS ` bes 
! es el costo unitario adicional estimado por UTE para cada oferta en el Anteproyecto de Conexión 


individual (en caso de existir más de uno), expresado en dólares estadounidenses por megawatthora (USS/MWh). 


a, ; nace CU, 
fa, es el factor de ajuste del costo unitario ~ ' 
instancia y expresado con dos cifras decimales. 


, ofertado por el GENERADOR i en la segunda 


P;: 
(USS/MWh). 


0/ > 4 J e Soh 
CE%: porcentaje de componente extranjera en la inversión del proyecto. 


es el precio ofertado por el OFERENTE i, expresado en dólares estadounidenses por megawatthora 


0/ + E A x ki 
CN%: porcentaje de componente nacional en la inversión del proyecto. 
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Anexo II 


Resumen de las ventajas, desventajas y costos de las opciones de expansión de la generación eléctrica, de acuerdo con los criterios de sostenibilidad, competitividad y 
seguridad de abastecimiento (Cf. 6.1.3.4.) 


Fuente Tecnología Costo UE |Costo Costo Emisiones de [Dependencia de la [Dependencia |Eficienci |Sensibilidad [Reservas 
primaria de [considerada R.O. del  |gases de |UE-27 respecto a las Je laR.O. ja probadas 
z > > y . del Uruguay 
energía para el cálculo Uruguay  |invernadero importaciones respecto a / 
de costos en 4.2008 |( las combustible | producción 


Kg 
COegq/MWh) 


(U$S/MWh importacion 


es 


2005 2030 


Gas natural |Turbina de gas 


440 57% 84% 100% 40% Muy alta 64 años 
de ciclo abierto 
i -45 40-55 75 400 50% Muy alta 
: (55-70) (62-86) 
i 400 0% Muy alta 
(turbina GCC), 
gasificado 
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Petróleo Motor Diesel 70-80 80-95 550 82% 93% 100% 30% Muy alta 42 años 
(109-125) — |(125-148) 
Motor Diesel 43% Muy alta 
aces con 


Turbina de gas N 50% Muy alta 
de ciclo 

combinado 

(turbina GCC), 

gasoil 


Combustible 45-60 40-45% |Media 155 años 
pulverizado (70-94) 

con desulfuración 

de los gases de 

escape (CP) 


Combustión en 40-45% 
lecho fluido 

circulante (CLF) 

Ciclo combinado 

con gasificación 

integrada (CCGI) 


Reactor de agua 
ligera 


Reservas 
razonables 


uranio: 
85 años 
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i Planta de 25-75 97-127 30 Ninguna Ninguna |30 - 60% |Media 
generación a (39 - 117) 
partir de biomasa 
í i 129-141 95-98% |Ninguna 
95-98% 
e 120 
- e 187) 
Energía Central grande 25-95 25-90 82-129 95-98% 
hidroeléctrica (39-148) |(39-140) 
| | — B 
Energía solar |Fotovoltaica 140 - 430 |55 -260 100 / 
(218-671)  |(86-406) 


1€=1,56 U$S 
Adaptado del cuadro del Anexo 2 del documento “Comunicación de la Comisión al Consejo Europeo y al Parlamento Europeo - Una Política Energética para 
Europa”, COM(2007) 1 final, de la Unión Europea, aprobado el 10.1.2007. 

Costos y valores de eficiencia de equipos para el análisis relativo a la R. O. del Uruguay tomados del Capítulo 6.2. 
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